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Devido a questões ambientais e a incentivos econômicos, a utilização de veículos 
elétricos plug-in (VEPs) está avançando em muitos países. A bateria dos VEPs é carregada 
quando conectada à rede de distribuição, e a potência e a energia necessárias durante a recarga 
do VEP são maiores do que as cargas residenciais típicas. Consequentemente, a demanda dos 
sistemas de distribuição aumenta consideravelmente, levando ao agravamento de diversos 
aspectos técnicos das redes de distribuição. Nesta dissertação de mestrado, readequações e 
melhorias na infraestrutura das redes de distribuição, considerando ações que fazem parte do 
dia-a-dia dos engenheiros das concessionárias, são utilizadas para contrapor os impactos da 
recarga dos VEPs em mais de 25.000 redes secundárias brasileiras reais. Um algoritmo de 
Monte Carlo é proposto para auxiliar os engenheiros na análise e na tomada de decisão das 
soluções necessárias em diferentes níveis de penetração de VEPs. Também é apresentado o 
investimento financeiro necessário em cada solução. O resultado obtido para as redes estudadas 
e para os preços praticados no Brasil mostram que para readequar as redes brasileiras e 
viabilizar a utilização de até 30% de penetração de VEPs é necessário um investimento de cerca 
R$ 200,00 a R$ 1.900,00 por VEP para soluções que não envolvam desmembramento do 
circuito (apenas utilizando recondutoramento e substituição do transformador existente) e cerca 
de R$ 500,00 a R$ 5.000,00 para soluções que envolvam desmembramento. 
 






Due to environmental and economic incentives, the use of plug-in Electric Vehicles 
(PEVs) is growing in several countries. The batteries of the PEVs are recharged by being 
connected to distribution networks, and the power and energy required during the recharges are 
high compared to the typical loads. Consequently, the load levels can increase considerably, 
incurring in negative impacts to the distribution networks. In this work, infrastructural 
solutions, which are part of the daily practices of utility engineers, are used to solve the impacts 
of 25,000 LV networks of a real Brazilian utility. A Monte Carlo algorithm is proposed for the 
analyses providing the engineers an estimate of the required solutions for a given penetration 
level of PEVs and the required investment per PEV. The results obtained for the analyzed 
networks and the prices practiced in Brazil show that the infrastructural solutions for up to 30% 
of penetration level can cost from R$ 200.00 to R$ 1,900.00 per PEV without the installation 
of a new transformer and division of the circuit (just replacing the conductors and the 
transformers), and about R$ 500.00 to R$ 5,000.00 per PEV with the installation of a new 
transformer and division of the circuit. 
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A utilização de veículos elétricos (VEs) como alternativa para os tradicionais 
veículos com motor a combustão interna (MCI) é uma das possíveis soluções para a questão 
ambiental [1]. Um estudo realizado nos Estados Unidos e na China, comparou a utilização de 
veículos com MCI e veículos elétricos em três estados americanos e três províncias chinesas 
quanto à emissão de gases poluentes. Em regiões com menor dependência de energia provinda 
de termoelétricas a carvão, os VEs representam emissões até 60% menores que os veículos com 
MCI [2]. Ainda, mesmo em regiões com alta dependência de carvão, os gases poluentes 
concentraram-se nas proximidades das termoelétricas ao invés de serem expelidos pelos 
veículos convencionais nos grandes centros urbanos. 
Os VEs possuem baterias que fornecem energia para os motores responsáveis pela 
tração destes veículos. As baterias dos VEs podem ser recarregadas de diferentes formas, entre 
elas a frenagem regenerativa, a conexão com a rede de distribuição através de eletropostos e a 
utilização de um motor a combustão auxiliar acoplado a um gerador. O foco deste trabalho são 
os modelos de VEs recarregados através da conexão com a rede de distribuição de energia 
elétrica. Durante o processo de recarga, as baterias representam cargas de elevada potência 
conectadas ao sistema elétrico, aumentando a demanda de energia elétrica deste sistema. Os 
veículos elétricos foram desenvolvidos para utilizarem: (i) apenas motor elétrico (ME); ou (ii) 
motor elétrico associado a MCIs. Na Figura 1.1, os veículos elétricos são classificados segundo 
levantamento feito em [3]. 
 
 










Os veículos do tipo Hybrid Electric Vehicles (HEVs) possuem motor elétrico 
suplementar ao MCI, e atua para melhorar o desempenho do sistema em partidas e retomadas. 
As baterias do HEV são recarregadas através do MCI e/ou do sistema regenerativo de frenagem. 
Os primeiros HEVs comercializados foram o Toyota Prius e o Honda Insight em 1997 e 1999, 
respectivamente. 
Plug-in Hybrid Electric Vehicles (PHEVs) também possuem motor elétrico e MCI. 
Eles utilizam grandes grupos de baterias que podem ser recarregados diretamente na rede 
elétrica ou de modo semelhante ao dos HEVs. Devido à maior quantidade de energia disponível, 
os MCIs são menores em comparação aos motores dos HEVs e funcionam em caráter 
secundário ou emergencial. Os primeiros PHEVs comercializados a preços acessíveis foram o 
Chevrolet Volt em 2010 e o Opel Ampera em 2012. 
Os veículos do tipo Battery Electric Vehicles (BEVs) não possuem MCI e devem 
necessariamente ser conectados à rede elétrica para serem recarregados. Podem ter autonomia 
de mais de 130 km e possuem grandes grupos de baterias de até 90 kWh. O Renault Zoe e o 
Nissan Leaf são exemplos de BEV que chegaram aos mercados entre 2010 e 2015. 
Os modelos dos tipos PHEV e BEV são agrupados em uma categoria denominada 
Plug-in Electric Vehicles (veículos elétricos plug-in – VEP), devido à característica em comum 
de serem conectados à rede de distribuição para recarga. Estes veículos são o foco deste 
trabalho, visto que apenas tal tecnologia tem relação com a rede de distribuição. 
Atualmente, a utilização de VEPs é uma tendência em muitos países, baseados 
principalmente em incentivos governamentais e pela conscientização da população quanto ao 
seu benefício ambiental. Na Alemanha, o governo anunciou que até 2030 todos os carros 
produzidos no país devem ser elétricos [4]. A Noruega é o país com a maior penetração de 
veículos elétricos per capita do mundo, além de possuir o maior mercado de VEPs novos 
(29,1% das vendas em 2016) [5]. Apesar do total de veículos elétricos atualmente não 
corresponder a uma porcentagem considerável da frota, a quantidade de veículos elétricos em 
certas regiões pode ser significativa. 
Em julho de 2014, o número de VEPs vendidos no mundo chegou a 500 mil 
unidades, sendo que este número foi alcançado menos de cinco anos após o início da produção 
comercial de VEPs [6]. Em setembro de 2015, apenas um ano e dois meses após a marca de 
500 mil unidades comercializadas, o número de VEPs chegou a 1 milhão [6]. Ao final de 2016 
a quantidade de BEVs comercializada era de 1,23 milhão e a quantidade de PHEVs vendida era 
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de 800 mil unidades, totalizando mais de 2 milhões de veículos elétricos plug-in 
comercializados no mundo [7]. 
Contudo, ainda existem alguns desafios que limitam a inserção massiva dos VEPs 
nas atuais redes de distribuição. Uma das principais limitações é a necessidade de estações de 
recarga (eletropostos) para os VEPs. Nos Estados Unidos, por exemplo, estações de recarga 
estão sendo instaladas em locais residenciais e comerciais para realizar a recarga dos VEPs em 
níveis de tensão de 120 V (nível 1) ou 240 V (nível 2). Os eletropostos comerciais estão 
geralmente instalados em estacionamentos públicos ou ao longo das principais vias rodoviárias. 
A infraestrutura de eletropostos públicos e comerciais ainda é limitada e os proprietários de 
VEPs geralmente realizam as suas recargas em estações residenciais principalmente durante a 
noite. O número crescente de estações residenciais de carregamento pode causar vários 
problemas operacionais para o sistema de distribuição, visto que durante a recarga os VEPs 
representam uma carga adicional de elevada potência que permanece conectada por até 8 horas. 
As redes de distribuição são projetadas para alimentar uma demanda prevista durante um 
determinado horizonte de planejamento, a adição de demanda extra de energia diminui o 
horizonte de utilização e em casos extremos pode criar situações de inviabilidade operacional. 
Os impactos técnicos sofridos pelas redes de distribuição usualmente são devidos à 
infraestrutura física e às cargas conectadas a estas redes. Tais impactos têm relação com a 
incapacidade da infraestrutura em acomodar a demanda das cargas supridas. Caso uma rede 
experimente carregamento superior àquele ao qual é projetada (ou seja, sobrecarga), esta passa 
a sofrer com tensões de magnitudes inferiores aos valores adequados e com um índice de perdas 
elevado. Caso haja um carregamento maior em uma ou duas fases e/ou os condutores sejam 
dispostos de maneira assimétrica, cria-se desequilíbrio de tensão ao longo da rede. Magnitude 
de tensão e desequilíbrio de tensão em níveis inadequados resultam em prejuízos às cargas do 
sistema. Adicionalmente, os equipamentos utilizados na rede possuem limites de operação, 
como por exemplo os limites térmicos de transformadores e condutores. Caso estes limites não 
sejam respeitados, diminui-se a vida útil desses equipamentos, resultando em elevados custos 
à concessionária. 
Tipicamente quando se trata da mitigação dos impactos técnicos de veículos 
elétricos em redes de distribuição, as principais alternativas dividem-se em três grandes grupos: 
(i) utilização de tarifa horosazonal (incentivos financeiros), (ii) recargas inteligentes, e 
(iii) soluções de infraestrutura. A utilização de tarifa horosazonal como forma de mitigação 
consiste basicamente em criar tarifas de energia diferenciadas para direcionar a recarga dos 
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veículos elétricos. As recargas seriam distribuídas ao longo do dia e da noite e o fator de 
utilização das redes de distribuição seria melhorado. A utilização de recargas inteligentes 
consiste no controle direto da recarga por parte das concessionárias, a concessionária define o 
melhor instante para que cada eletroposto esteja ativo. Ambas as alternativas de solução citadas 
dependem fortemente de ações regulatórias e principalmente da taxa de adesão dos proprietários 
de VEPs. Entende-se por soluções de infraestrutura, ações como a substituição de transformador 
de distribuição por outro com potência maior, o recondutoramento, o desmembramento do 
circuito secundário, e/ou a instalação de reguladores de tensão. Tais ações podem ser realizadas 
pelas concessionárias. 
Para contrapor os impactos técnicos causados pela elevação de demanda de energia 
elétrica, as concessionárias desenvolvem normas de readequação da infraestrutura existente. A 
utilização de veículos elétricos aumenta consideravelmente a demanda de energia nas redes de 
distribuição, sendo assim, as normas de readequação de infraestrutura das concessionárias 
podem ser utilizadas para mitigar os aspectos técnicos de maneira imediata, sem que sejam 
necessárias ações regulatórias e conscientização de consumidores. A utilização de normas 
existentes e vigentes atualmente dentro das concessionárias é um grande facilitador no 
procedimento e execução dos trabalhos, visto que os engenheiros das concessionárias já estão 
treinados e aptos a executar o serviço. 
1.1 Objetivos e Estrutura da Dissertação 
Com base no exposto, o objetivo dessa dissertação de mestrado é: 
 
Analisar a viabilidade técnica e econômica da utilização de melhorias de 
infraestrutura, usuais às concessionárias, na mitigação dos impactos técnicos agravados pela 
conexão massiva de veículos elétricos aos sistemas de distribuição de energia elétrica. 
 
Ressalta-se que este trabalho foi focado em redes secundárias pois análises 
preliminares realizadas mostraram que para os níveis de penetração analisados, e para as redes 




A fim de atingir o objetivo proposto de modo satisfatório, o presente trabalho foi 
dividido como segue: 
• No Capítulo 2 é feito um levantamento bibliográfico para a determinação dos 
principais aspectos técnicos agravados pela conexão massiva de veículos elétricos e 
das principais soluções propostas para sua mitigação; 
• O Capítulo 3 ilustra as soluções baseadas em reforços de infraestrutura para um 
sistema teste adotado. Este sistema é uma rede secundária real brasileira e entre as 
principais soluções de infraestrutura utilizadas nesta dissertação de mestrado 
destacam-se: desmembramento de circuito, recondutoramento, substituição de 
transformadores, e instalação de regulador de tensão; 
• No Capítulo 4 apresenta-se a metodologia empregada nesta dissertação para, de 
forma automática, obter e analisar os resultados de mitigação dos impactos técnicos 
através de melhorias de infraestrutura em cenários realísticos para milhares de redes 
secundárias de distribuição; 
• Os resultados associados aos aspectos técnicos e financeiros (custos) obtidos com a 
aplicação das diferentes soluções de infraestrutura, determinadas pela metodologia 
proposta, são apresentados no Capítulo 5 e no Capítulo 6, respectivamente; 
• As principais conclusões são apresentadas no Capítulo 7; 
• O Apêndice apresenta os dados de custos fornecidos por concessionárias e 
fornecedores para a realização desses estudos. 
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2 REVISÃO BIBLIOGRÁFICA 
Neste capítulo é apresentado um levantamento bibliográfico dos principais 
impactos técnicos agravados pela conexão massiva de VEPs às redes de distribuição e dos 
principais métodos de solução utilizados para mitigar esses impactos técnicos. 
2.1 Impactos Técnicos Associados à Conexão de VEPs às 
Redes De Distribuição 
As redes de distribuição são projetadas para alimentar uma demanda prevista 
durante um determinado horizonte de planejamento. A adição de demanda extra de energia 
diminui o horizonte de utilização e em casos extremos pode criar situações de inviabilidade 
operacional. 
Os impactos técnicos sofridos pelas redes de distribuição usualmente são 
diretamente ligados à sua infraestrutura física e às cargas conectadas a estas redes. Caso uma 
rede que experimente carregamento superior àquele ao qual é projetada (ou seja, sobrecarga), 
esta passa a sofrer com tensões de magnitudes inferiores aos valores adequados e com um índice 
de perdas elevado. Caso haja um carregamento maior em uma ou duas fases e/ou os condutores 
sejam dispostos de maneira assimétrica, cria-se desequilíbrio de tensão em certas barras de 
fornecimento. Magnitude de tensão e desequilíbrio de tensão em níveis inadequados resultam 
em prejuízos às cargas do sistema. Adicionalmente, os equipamentos utilizados na rede 
possuem limites de operação, como por exemplo os limites térmicos de transformadores e 
condutores. Caso estes limites não sejam respeitados, diminui-se a vida útil destes 
equipamentos, resultando em elevados custos à concessionária. 
O principal fator técnico responsável por limitar a quantidade de VEPs conectados 
à rede de distribuição é a queda na magnitude de tensão das barras de carga do sistema [8]-[12]. 





Figura 2.1 – Representação simplificada de um sistema de distribuição com veículo elétrico. 
 









A queda de tensão no sistema (∆V) é dada por (2.2). 
 
IZVVV eqcs =−=∆  (2.2) 
 
Substituindo (2.1) em (2.2) e fazendo Zeq = R + jX: 
 



















Considerando que a abertura angular em redes de distribuição é praticamente nula, 







em que R e X são, respectivamente, a resistência e a reatância do equivalente da rede, Pc é a 
potência ativa da carga, Qc é a potência reativa da carga, Vc é a magnitude da tensão na barra 
de carga e PVEP é a potência do eletroposto. 
Subestação Zeq = R + jX
Vs Vc
Pc + jQc PVEP
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Assim, é possível concluir que o aumento da queda de tensão devido à recarga do 
VEP está diretamente ligado à potência do eletroposto onde o VEP está sendo carregado e a 
resistência do equivalente da rede entre a barra fonte e a barra de carga. Em redes longas, a 
impedância equivalente tende a ser maior, ocasionando uma queda de tensão maior em relação 
a redes curtas [8]. Em redes com muitos consumidores, ou seja, redes que receberão muitos 
VEPs a queda de tensão é um problema crítico [8]. 
A conexão de cargas monofásicas e bifásicas nas redes de baixa tensão resulta em 
desequilíbrio de tensão. Eletropostos de recarga residencial são tipicamente monofásicos ou 
bifásicos, fazendo com que o desequilíbrio de tensão sofra variações quando os VEPs estão 
conectados à rede [11]. Em alguns casos, quando os eletropostos são conectados em fases 
menos carregadas do sistema, o desequilíbrio de tensão da rede pode diminuir, mas o fato é que 
a conexão dos eletropostos é arbitrária e a tendência é que a recarga dos VEPs provoque o 
aumento do desequilíbrio de tensão. Em [11], uma rede secundária de 62 barras foi estudada e 
o desequilíbrio máximo encontrado para penetração de 50% foi de até 2,65%. 
O desequilíbrio de tensão deve ser administrado pelas concessionárias e mantido 
dentro de limites pré-estabelecidos. Pequenos desequilíbrios de tensão provocam grandes 
desequilíbrios nas correntes. Condições desbalanceadas aumentam as perdas, ou seja, 
aumentam o aquecimento dos equipamentos das redes de distribuição – condutores e 
transformadores. Condições desequilibradas criam conjugado reverso em motores de indução 
trifásicos, diminuindo o conjugado total do motor e aumentando as perdas elétricas no motor. 
Linhas de distribuição e transformadores são equipamentos projetados para atender 
uma determinada demanda ao longo de um horizonte de planejamento. A conexão de cargas 
adicionais, aumenta a corrente que flui por esses equipamentos, resultando em possíveis 
sobrecargas e diminuição da vida útil dos equipamentos [8], [11], [13], [14]. 













A magnitude da corrente no sistema (I) cresce conforme aumenta a potência 
consumida pelo eletroposto. Esse crescimento pode continuar até que, para determinada 
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potência do eletroposto, a corrente no sistema atinja o limite de corrente dos equipamentos. Em 
redes com muitos consumidores, que receberão muitos eletropostos, a sobrecarga dos 
equipamentos é um aspecto técnico crítico [8]. 
Quanto às perdas elétricas, o aumento na corrente que circula pelos condutores das 
redes de distribuição resulta no aumento desse impacto [9], [10], [12], [13]. Considerando a 






É possível verificar que a conexão de VEPs na rede de distribuição aumenta as 
perdas elétricas com o quadrado do aumento da corrente do VEP. A impedância equivalente do 
sistema também está diretamente ligada às perdas elétricas, quanto maior a impedância do 
sistema, maiores serão as perdas elétricas. 
2.2 Mitigação dos Impactos Técnicos Causados pela 
Inserção Massiva de VEs 
Tal como apresentado anteriormente, a inserção de VEs pode afetar 
consideravelmente o perfil de tensão nas barras e o carregamento das linhas e dos 
transformadores de distribuição. Em vários casos, observa-se também o aumento nos níveis de 
desequilíbrio de tensão. Tais constatações representam uma série de desafios para empresas 
concessionárias de energia que precisam manter níveis adequados de tensão, estipulados, no 
Brasil, pelo Procedimento de Distribuição Energia Elétrica no Sistema Elétrico Nacional 
(PRODIST) [15], e evitar que os equipamentos operem em sobrecarga, o que diminui sua vida 
útil. Embora os transformadores e condutores possam operar em sobrecarga por alguns instantes 
sem muito prejuízo, sobrecargas prolongadas causam prejuízo excessivo à vida útil de 
transformadores e condutores resultando em uma depreciação maior que a taxa de depreciação 
prevista na revisão tarifária da concessionária, impactando diretamente na receita da 
concessionária. 
Portanto, é necessária a avaliação de ações eficazes de mitigação que contemplem 
os efeitos dos VEPs. As principais ações de mitigação são divididas em três classes:  
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1) Utilização de tarifa horosazonal (incentivos financeiros); 
2) Recarga inteligente de VEs;  
3) Soluções de infraestrutura.  
Sendo que a eficácia das classes de solução (1) e (2) depende de ações regulatórias 
e/ou da taxa de adesão dos consumidores. A seguir, uma breve discussão de cada classe de 
solução é apresentada. 
2.2.1 Tarifa Horosazonal 
No Brasil, a tarifa horosazonal prevista é denominada tarifa branca e é facultativa. 
De acordo com [16], em 2018, as distribuidoras brasileiras deverão atender aos pedidos de 
adesão à tarifa branca das novas ligações e dos consumidores com média mensal superior a 
500 kWh. Em 2019 e 2020, os pedidos de adesão das unidades com consumo médio mensal 
superior a 250 kWh e qualquer valor de consumo, respectivamente, devem ser atendidos pelas 
concessionárias. Nos dias úteis, o valor da tarifa branca varia em três horários: ponta (horário 
de pico), intermediário e fora de ponta (fora do pico), conforme ilustrado na Figura 2.2, onde o 
tracejado representa uma referência à tarifa convencional (atual). No período de ponta, a tarifa 
é mais cara que no período intermediário que, por sua vez, é mais cara que no período fora de 
ponta. Nos feriados nacionais e nos finais de semana, o valor é o mesmo da tarifa fora de ponta 
para o dia todo. Os períodos horários de ponta, intermediário e fora ponta são homologados 
pela Agência Nacional de Energia Elétrica (ANEEL) nas revisões tarifárias periódicas de cada 













Figura 2.2 – Ilustração da tarifa branca nos dias úteis. O tracejado representa uma referência à tarifa 
convencional (atual). 
 
Conforme é possível observar na Figura 2.2, a tarifa branca objetiva incentivar o 
consumo fora do horário de ponta e intermediário, entre as horas 17 e 23. Atualmente, a adesão 
a esta tarifa é facultativa e um dos grandes desafios é estimar quantos consumidores, donos de 
veículos elétricos estariam dispostos a aderir a esta tarifa e retardar o início da recarga. Algumas 
concessionárias, como a Pacific Gas and Electric Company (PG&E), oferecem planos de tarifas 
diversificadas para donos de veículos elétricos e permitem a separação entre a unidade 
consumidora residencial tradicional e a unidade consumidora com VEP, cada uma com um 
plano de tarifas individual [17]. Em [18], os autores mostram que, nas condições estudadas, 
donos de Veículos Elétricos Plug-in Híbridos que postergam o início da recarga para depois das 
22 horas tendem a apresentar maiores gastos com o consumo de gasolina do que teriam se 
carregassem no momento que quisessem. Fatores como a falta de comodidade, a ansiedade de 
não ter o carro carregado caso algum imprevisto ocorra, e gastos elevados com gasolina podem 
desencorajar os donos de veículos elétricos a realizarem recarga fora do período de pico, ainda 
mais considerando que esses consumidores pertencem à classe econômica média ou alta, e o 
custo da energia elétrica no Brasil não é extremamente elevado para tais consumidores. 
Uma vez que o nível de penetração de VEPs aumente, novas tarifas podem ser 
estudadas para evitar o impacto técnico negativo da recarga. Contudo, a projeção do nível de 
penetração ainda é bastante tímida. Prevê-se que, na França, por exemplo, a participação de 










VEPs no mercado automotivo será de 6% a 7% em 2020, e 15% em 2030 [19]. Em Campinas, 
os estudos realizados pelo Centro de Pesquisa e Desenvolvimento em Telecomunicações 
(CPqD) mostram que, em 2030, a participação de VEPs pode variar de 5 a 20%, dependendo 
dos incentivos. Trata-se, portanto, de um desafio localizado. Algumas redes elétricas, onde 
estão conectados consumidores de classe média/alta, poderão sofrer maiores impactos técnicos 
visto que o nível de penetração de VEPs tende a ser maior nessas redes. Tal fato pode justificar 
a proposta de tarifas diferenciadas para donos de VEPs ou mesmo balizar a escolha dos valores 
dos patamares da tarifa horosazonal. 
2.2.2 Recarga Inteligente de VEs 
A recarga controlada é eficiente para mitigar a queda de tensão e a sobrecarga de 
transformadores e condutores. Contudo, muitos métodos de recarga inteligente propostos 
possuem certas limitações, por exemplo, não consideram o conforto e a comodidade dos donos 
de VEPs. Alguns métodos permitem que o consumidor forneça como entrada o tempo de início 
e fim esperados para a recarga. A Figura 2.3 mostra a classificação de métodos de recarga de 
VEPs, conforme proposto em [20]. Nota-se que os métodos de recarga inteligente tipicamente 
utilizam alguma técnica de otimização para solucionar o problema financeiro ou de operação. 
 
 
Figura 2.3 – Classificação dos métodos de recarga dos VEs [20]. 
 
No caso do problema financeiro, utilizam-se formulações que objetivam, por 
exemplo, minimizar o custo de operação e as perdas. No caso do problema operacional, 
utilizam-se formulações que objetivam, por exemplo, melhorar o fator de aproveitamento do 









sistema (deixando a curva de carga mais plana), evitar sobrecarga dos equipamentos, entre 
outros fatores [20]. 
Em [21], os autores propõem um algoritmo que visa definir um cronograma de 
carregamento ótimo para cada VEP no sistema. O algoritmo busca a minimização das variações 
de tensão em cada barra de carregamento de VEP e a uniformização do perfil de tensão. Para 
evitar o desconforto dos proprietários dos VEPs, o algoritmo considera o tempo de início e fim 
do carregamento do VEP. Os resultados da simulação concluem que o método de carregamento 
controlado proposto é eficiente na mitigação de problemas de queda de tensão e de 
carregamento do transformador, ainda que 100% das cargas residenciais possuam um VEP. 
Estratégias de resposta à demanda (ou do inglês demand response) envolvendo a 
recarga de VEPs são propostas em [22] e [23]. O primeiro trabalho visa a redução dos impactos 
ocasionados pelos picos de carga (originados pela inserção de VEPs) e dos custos com os 
reforços na rede elétrica, e o segundo visa a coordenação do carregamento mantendo inalterada 
a demanda máxima para maximizar a utilização da rede. Em [24], os autores analisam 
estratégias avançadas de recarga para melhorar o desempenho de redes de baixa tensão radiais, 
maximizando o uso de fontes renováveis. Os autores mostram que, para a rede testada, o nível 
de penetração pode atingir 61% sem necessidade de reforço de infraestrutura caso metade das 
recargas de VEPs sejam controladas por algum mecanismo inteligente. Em [25], o controle da 
recarga é centralizado, ou seja, realizado pela central de controle da distribuidora, como uma 
função do SCADA, a central de controle monitora o estado de operação da rede e despacha as 
recargas de VEP de modo a evitar que melhorias sejam necessárias (i.e., sem violação de 
aspectos técnicos). Considerando que os veículos ficam estacionados 96% do dia, recargas 
rápidas não são sempre necessárias. Assim, os VEPs são tratados como cargas flexíveis e 
despacháveis e uma técnica de otimização é aplicada para obter o gerenciamento ótimo da 
recarga considerando os limites da rede. 
2.2.3 Reforços de Infraestrutura 
Como reforços de infraestrutura entende-se ações como a substituição de 
transformador de distribuição por outro com potência maior, o recondutoramento, o 
desmembramento do circuito secundário, e a instalação de reguladores de tensão. Em [26], os 
autores estudam o aumento da capacidade do transformador de distribuição de 37 kVA para 
75 kVA para atender um VEP com carregamento nível 2 (240 V/16 A de 16 kWh) localizado 
na barra mais afastada em relação ao transformador de distribuição. Os autores observaram que, 
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ainda que a potência do transformador seja dobrada, o ganho na diminuição da queda de tensão 
chega a 0,06%. Portanto, embora o aumento na potência do transformador diminua os 
problemas associados com a sobrecarga do transformador, ele não reduz significativamente os 
problemas associados com a queda de tensão. 
Por outro lado, os efeitos da reconfiguração do circuito secundário mediante a 
adição de um transformador de distribuição visando reduzir a queda de tensão no circuito 
secundário foi estudado também em [26]. Ao circuito secundário em estudo foram inseridos 
quatro VEPs com carregamento nível 2 (208 a 240 V, e potência de até 19,2 kW). Para a análise 
comparativa, o circuito foi dividido em dois, uma parte foi atendida pelo atual transformador 
de distribuição de 50 kVA e a outra parte foi atendida por um novo transformador de 50 kVA. 
Dos resultados apresentados, a divisão e a reconfiguração do circuito secundário utilizando um 
transformador de distribuição adicional diminuem significativamente as quedas de tensão 
causadas pela recarga dos VEs. Porém, o grau de atenuação das quedas de tensão do circuito 
secundário depende da posição do novo transformador de distribuição, ou seja, quanto mais 
próximo do centro de carga menor será a queda de tensão. Por outro lado, os autores não 
comentam os custos associados com a inserção do novo transformador. Essa consideração pode 
modificar a escolha desta solução para reduzir os problemas associados com a queda de tensão. 
Uma solução para resolver o problema da excessiva queda de tensão em algumas 
barras devido à inserção massiva de VEPs é proposta em [27]. Os autores propõem a instalação 
de um regulador de tensão portátil que pode ser instalado na rede de baixa tensão. O regulador 
pode ser instalado em qualquer ponto da rede secundária, mas a ideia principal é a instalação 
do equipamento próximo aos consumidores que solicitaram monitoramento semanal de tensão 
e a deficiência de tensão foi confirmada. Tais equipamentos foram projetados para serem 
soluções rápidas e temporárias com o objetivo de melhorar o nível de tensão precária ou crítica 
em consumidores individuais ou grupo de consumidores até que possam ser realizados reforços 
na rede. Embora, esse equipamento tenha sido projetado para outras finalidades, pode ser uma 
interessante solução em cenários com níveis de inserção de VEPs que causem quedas de tensão 
significativas. Contudo, a viabilidade desta solução deve contemplar os custos associados com 
a instalação e manutenção deste equipamento. 
Nesse contexto, em [28] é proposta uma abordagem abrangente que visa avaliar o 
impacto de três níveis de penetração de VEPs (35%, 51% e 62%) nos investimentos realizados 
nas redes elétricas (novas instalações ou reforços na rede de distribuição) a serem realizadas 
pelas empresas concessionárias de energia. A abordagem proposta baseia-se na utilização de 
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um modelo de planejamento de distribuição em larga escala. Os resultados mostram que, com 
os simulados níveis de penetração, os reforços requeridos na rede para viabilizar o carregamento 
dos VEPs em horários de pico podem alcançar 19% do total dos custos da rede sem VEPs. 
Porém, se estratégias de carregamento inteligente fossem implementadas para reduzir o 
carregamento simultâneo, uma redução de investimento de 60%-70% pode ser alcançada. 
Alternativamente, se incentivos fossem realizados para que o carregamento seja feito em 
horários fora de pico, a redução de investimento pode chegar a 5%-35%. 
Entende-se que as soluções de infraestrutura constituem a classe de solução menos 
dependente do comportamento dos consumidores e de incentivos regulatórios, tornando-se as 
mais viáveis considerando-se a ação exclusiva das concessionárias. Por conseguinte, os 
esquemas de mitigação a serem apresentados nos próximos capítulos abordam os aspectos 
técnicos junto com os custos associados a aquisição e instalação de reforços na rede, ou seja, 
soluções de infraestrutura. 
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3 SOLUÇÕES BASEADAS EM REFORÇOS DE 
INFRAESTRUTURA 
Neste capítulo são caracterizadas as soluções de infraestrutura utilizadas para 
mitigação dos aspectos técnicos agravados pela conexão massiva de veículos elétricos às redes 
secundárias de distribuição. As principais soluções de infraestrutura recomendadas são 
apresentadas na Tabela 3.1, de acordo com o impacto técnico identificado. Em seguida, uma 
rede secundária real brasileira é utilizada para ilustrar o desempenho das soluções consideradas 
no algoritmo implementado neste trabalho, que é detalhado no Capítulo 4 e cujos resultados 
são apresentados nos Capítulos 5 e 6. 
Tabela 3.1 – Soluções de infraestrutura. 
Impacto técnico Solução 
Subtensão • A elevação do tap do regulador de tensão na subestação é a primeira opção 
considerada, desde que não cause problemas de sobretensão. Em um 
alimentador com elevada penetração de VEPs que resulte em problemas 
de subtensão em várias redes de BT e sem regulador de tensão na 
subestação, deve-se avaliar a viabilidade de instalá-lo; 
• Como solução secundária ou alternativa, deve-se considerar o 
recondutoramento, e/ou redivisão de circuitos, e/ou desmembramento do 
circuito secundário*; 
• Uma solução relativamente cara, que pode ser provisória, é a instalação 
de um regulador de tensão no transformador de distribuição (MT:BT). Tal 
solução é recomendada nos casos em que o tap do regulador de tensão da 
subestação já foi elevado e o problema de subtensão não foi resolvido, ou 
em casos em que determinadas redes de BT, que não se encontram em um 
mesmo alimentador, é afetada. Uma vantagem desta solução é o fato de 
ser uma solução de rápida implementação, diminuindo o valor da multa 




• Utiliza-se o balanceamento de cargas como primeira opção, garantindo 
uma melhor distribuição entre as fases; 
• Sempre que possível, incentivar a conexão de eletropostos bifásicos e 
trifásicos ao invés de monofásicos. 
Sobrecarga de 
condutores 
• Recondutoramento; e/ou 
• Redivisão de circuitos*; e/ou 
• Desmembramento do circuito secundário*. 
Sobrecarga de 
transformadores 
• Substituição do transformador por um de maior potência; e/ou 
• Redivisão de circuitos*; e/ou 
• Desmembramento do circuito secundário*. 
* Neste trabalho entende-se que o desmembramento do circuito secundário consiste na instalação de um novo transformador de 
distribuição e que parte das cargas de um circuito secundário é conectada a esse novo transformador; e a redivisão de circuitos 
secundários consiste na redistribuição das cargas entre dois circuitos secundários já existentes. 
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3.1 Sistema Teste Adotado para Ilustração das Soluções 
O sistema teste utilizado é uma rede secundária real brasileira, cujo diagrama 
unifilar contemplando somente os ramos trifásicos é apresentado na Figura 3.1. A rede possui 
um transformador 11,4/0,22 kV de 45 kVA e o nível de curto-circuito no primário desse 
transformador é de 153 MVA. No total, há 60 barras (17 delas são trifásicas, mostradas na 
Figura 3.1) e 65 consumidores, sendo que 48 consumidores possuem conexão monofásica, 15 
possuem conexão bifásica e 2 possuem conexão trifásica. A discretização das curvas de carga 
dos consumidores é de 15 minutos, totalizando 96 instantes de tempo durante o dia, e as 
simulações são realizadas respeitando esta discretização. As demandas máxima e mínima são 
de 43,33 kVA e 9,58 kVA, e ocorrem às 19:00 e às 4:00, respectivamente. A distância entre o 
transformador e barra mais distante é de 119 metros e o comprimento total da rede é de 
806 metros. Na Tabela 3.2 são apresentadas as barras terminais dos ramos trifásicos de 
distribuição do sistema teste. 
  
Figura 3.1 – Sistema teste utilizado nos cenários de solução (ramos trifásicos). 
 
Tabela 3.2 – Barras terminais dos ramos trifásicos de distribuição do sistema teste. 
Ramo Barra inicial Barra final Ramo Barra inicial Barra final 
1 TR 1 9 TR 9 
2 1 2 10 9 10 
3 2 3 11 10 11 
4 3 4 12 11 12 
5 2 5 13 10 13 
6 5 6 14 13 14 
7 2 7 15 10 15 




Para verificação do impacto dos eletropostos nos aspectos técnicos, e posterior 
mitigação a partir das soluções de infraestrutura, são instalados 19 eletropostos residenciais de 
forma determinística nos consumidores, sendo que 5 eletropostos são bifásicos e 14 eletropostos 
são monofásicos. Os dados dos eletropostos e das recargas utilizados são características típicas 
de utilizações reais de eletropostos comerciais e são dados por: 
• Consumidores monofásicos recebem eletropostos monofásicos com modelo de 
carga potência constante de 2,0 kW e fator de potência unitário, conectado entre a 
fase em que o consumidor está conectado e o neutro. Os consumidores iniciam a 
recarga às 18:00 e a recarga tem duração de 4:30; 
• Consumidores bifásicos recebem eletropostos bifásicos com modelo de carga 
potência constante de 3,3 kW e fator de potência unitário, conectado entre duas 
fases. Os consumidores iniciam a recarga às 18:00 e a recarga tem duração de 2:45. 
A demanda adicionada pelos eletropostos é de 44,50 kW entre as 18:00 e as 20:45 
e de 28,00 kW das 20:45 até as 22:30, o que representa um aumento de até 132,14% da demanda 
original. A quantidade de eletropostos instalados representa uma penetração massiva de VEPs 
pois equivale a 30% do total de consumidores da rede teste. Neste trabalho, nível de penetração 
equivale à porcentagem de unidades consumidoras que possuem um VEP. 
Na Tabela 3.3 são apresentados: a barra trifásica de conexão dos eletropostos, o tipo 
de eletroposto instalado e sua fase de conexão. É importante lembrar que existem ramos 
monofásicos/bifásicos que conectam as barras trifásicas aos consumidores e que não estão 
apresentados na Figura 3.1, mas são representados nas simulações. 
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Tabela 3.3 – Barras de conexão e tipo dos eletropostos instalados. 
Eletroposto Consumidor Barra trifásica Tipo de conexão Fases de conexão 
1 3 4 Monofásico A-N 
2 4 4 Bifásico A-B 
3 8 3 Monofásico C-N 
4 17 6 Monofásico C-N 
5 18 6 Bifásico B-C 
6 20 5 Monofásico A-N 
7 25 8 Monofásico C-N 
8 26 8 Monofásico B-N 
9 27 8 Monofásico A-N 
10 30 7 Monofásico B-N 
11 42 12 Bifásico A-B 
12 47 14 Monofásico A-N 
13 48 14 Bifásico B-C 
14 49 14 Monofásico C-N 
15 54 13 Monofásico B-N 
16 55 13 Monofásico C-N 
17 58 15 Monofásico B-N 
18 59 15 Monofásico A-N 
19 62 15 Bifásico A-C 
 
Os principais aspectos técnicos avaliados em cada uma das soluções são: 
(i) violação da magnitude mínima de tensão, (ii) desequilíbrio de tensão, (iii) sobrecarga no 
transformador de distribuição MT:BT, (iv) sobrecarga dos condutores dos ramos de 
distribuição, e (v) aumento das perdas elétricas. É avaliado o desempenho de cada solução nos 
aspectos técnicos para direcionar a tomada de decisão sobre qual solução deve ser aplicada para 
mitigar de forma efetiva os impactos da recarga de VEPs em redes residenciais.  
3.2 Definição dos Cenários de Análise 
Nesta seção são definidos os cenários de acordo com a solução de infraestrutura 
utilizada. Em cada cenário é utilizada somente uma solução para posterior análise em relação a 
cada um dos aspectos técnicos. Basicamente o estado da rede é determinado a partir da solução 
do fluxo de carga nas condições: (i) atual (sem a conexão dos veículos elétricos), 
(ii) considerando a penetração de veículos elétricos de 30%, conforme descrito anteriormente, 
e (iii) considerando cada solução de infraestrutura. 
Para a confirmação do estado inicial da rede, é realizado um fluxo de carga do 
sistema teste sem a inclusão dos eletropostos, como convenção, este cenário é referenciado 
neste trabalho como Cenário 0. A inserção dos eletropostos altera o estado da rede, assim, o 
Cenário 1 é definido como o sistema teste com a instalação dos eletropostos nas barras 
definidas na seção anterior. Nestes dois primeiros cenários não é utilizada nenhuma solução de 
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infraestrutura, eles são definidos para posterior avaliação dos demais cenários em relação aos 
resultados iniciais do sistema teste. 
A primeira solução apresentada é a substituição do transformador de distribuição 
por um equipamento de maior potência. O equipamento utilizado no Cenário 1 é substituído e 
o sistema resultante é referenciado como Cenário 2. A premissa utilizada por esta proposta é a 
conservação de parte da infraestrutura presente no poste que acomoda o transformador 
existente, diminuindo os custos da adaptação e agilizando a execução da solução. Equipamentos 
com maior potência nominal suportam maior potência de operação sem comprometer sua vida 
útil, além de possuir menor resistência interna, fazendo com que a queda de tensão e as perdas 
elétricas no equipamento também sejam menores. O transformador existente na rede de 
distribuição teste é de 45 kVA, a proposta é a substituição do equipamento por outro de 
112,5 kVA. O transformador de 112,5 kVA é escolhido por ser o equipamento que atende a 
nova demanda sem que haja sobrecarga e está presente nas normas técnicas de grandes 
concessionárias brasileiras [29].  
A substituição dos condutores de ramos de distribuição (recondutoramento) é a 
segunda solução proposta. Partindo-se do Cenário 1, os condutores dos ramos secundários 
trifásicos do sistema teste são substituídos por condutores de 70 mm². Os condutores existentes 
nos ramos trifásicos possuem capacidade de corrente de 130 A e 70 A enquanto os novos 
condutores de 70 mm² possuem capacidade de corrente de 157 A. As resistências típicas dos 
condutores existentes são de 0,56 Ω/km e 1,34 Ω/km para, respectivamente, os condutores de 
130 A e 70 A, os novos condutores de 70 mm² possuem resistência igual a 0,50 Ω/km. O 
sistema decorrente do recondutoramento é definido como Cenário 3. Analogamente ao ato de 
substituir o transformador, o recondutoramento tem por objetivo o aumento da capacidade de 
transporte de corrente do ramo e a diminuição da resistência do ramo, fazendo com a queda de 
tensão e as perdas elétricas também diminuam. 
O Cenário 4 consiste na instalação de um regulador de tensão no transformador da 
subestação com a finalidade de elevar a tensão do sistema, utilizando como base o Cenário 1. 
O regulador de tensão é ajustado de tal forma que na barra da fonte de tensão equivalente do 
sistema tenha-se 1,03 pu, resultando no aumento da tensão na subestação e, consequentemente, 
em todo o sistema. Uma opção alternativa, que não é analisada neste trabalho, é a instalação de 
um regulador de tensão no transformador de distribuição (MT:BT), que embora não seja uma 
solução difundida pelas distribuidoras brasileiras como solução final, devido ao alto custo do 
equipamento, em casos emergenciais e específicos, a praticidade e facilidade de sua instalação 
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pode ser utilizada até que exista a solução final para atendimento da ordem de serviço. Tal 
medida visa a diminuição dos gastos da concessionária com a compensação por violação de 
tensão e o atendimento do prazo de 30 dias para a solução do problema, evitando que multas e 
processos judiciais incidam sobre a concessionária. 
O aumento de demanda causado pela conexão dos veículos elétricos pode ser 
grande o suficiente para viabilizar o desmembramento do circuito secundário. O 
desmembramento é caracterizado pela divisão de uma rede secundária em duas, com a 
instalação de um segundo transformador de distribuição. O novo transformador atende 
exclusivamente parte da demanda do circuito original e o transformador existente atende o 
restante. Assim, o Cenário 5 é caracterizado pelo desmembramento da rede do Cenário 1 na 
barra do transformador (TR) criando duas redes secundárias conforme ilustrado na Figura 3.2. 
O trecho entre as barras TR e 8 continua fazendo parte da rede secundária do transformador 
existente e o trecho da barra TR até a barra 16 compõem a nova rede secundária a partir da 
instalação do novo transformador (TR2) semelhante ao transformador existente (mesma 
potência nominal). 
 
Figura 3.2 – Sistema teste adaptado para solução de desmembramento de circuito. 
 
A Tabela 3.4 resume a definição de cada cenário estudado. A redivisão de circuitos 
não é considerada neste trabalho como uma solução viável pelo fato de que a penetração de 
veículos elétricos será aplicada a todas as redes secundárias estudadas. Considera-se que a 
redivisão de circuitos não solucionaria o problema, uma vez que todas as redes da vizinhança 
já possuiriam elevada penetração de veículos elétricos e a inserção de novos consumidores de 




Tabela 3.4 – Resumo das características de cada cenário. 
Cenário Característica 
0 Rede original, sem veículos elétricos. 
1 Rede original, com a conexão de veículos elétricos totalizando nível de penetração de 30%. 
2 Substituição do transformador e nível de penetração de veículos elétricos de 30%. 
3 Recondutoramento e nível de penetração de veículos elétricos de 30%. 
4 Elevação da tensão da subestação ajustando o tap do regulador de tensão e nível de penetração de veículos elétricos de 30%. 
5 Desmembramento da rede original e nível de penetração de veículos elétricos de 30%. 
 
Os dados das redes, dos eletropostos, das recargas e das soluções de infraestrutura 
são concatenados e são feitas simulações do tipo série temporal para o período de 24 horas no 
software OpenDSS para análise do desempenho das soluções perante cada aspecto técnico 
estudado. As seções a seguir avaliam este desempenho individualmente. 
3.3 Magnitude de Tensão dos Consumidores 
A distribuição acumulada da magnitude de tensão considerando todos os 
consumidores ao longo do dia é apresentada na Figura 3.3. Para cada consumidor é considerado 
o valor mínimo da magnitude de tensão em cada instante de tempo ao longo do dia – totalizando 
96 medidas de tensão por consumidor no dia. Por exemplo, considere que um consumidor X 
possua acesso a duas fases (fase A e fase B), as 12:00 a magnitude da tensão na fase A é igual 
a 0,9978 pu e na fase B é 0,9975 pu; pela consideração feita, o valor de magnitude de tensão 
armazenado para o consumidor X as 12:00 é de 0,9975 pu, pois o valor da tensão na fase B é 
menor do que na fase A; considere agora que no mesmo consumidor X a tensão na fase A as 
12:15 seja igual a 0,9976 pu e na fase B seja igual a 0,9977 pu, o valor de tensão armazenado 
para o consumidor X as 12:15 é igual a 0,9976 pu. Ao final da simulação, a distribuição 
acumulada é calculada a partir das 6.240 medidas de tensão armazenadas (96 medidas 
armazenadas em cada um dos 65 consumidores). A barra da fonte de tensão equivalente do 






Figura 3.3 – Distribuição acumulada da tensão nos consumidores do sistema teste para os diferentes 
cenários estudados. 
 
A recarga dos veículos elétricos impacta diretamente no perfil de tensão da rede 
teste. Para definir o conceito de violação de tensão, na Tabela 3.5 é apresentada a classificação 
das amostras de tensão conforme o PRODIST [15], a classificação das amostras é feita a partir 
dos limites das faixas de tensão e a violação de tensão é identificada a partir da quantidade de 
amostras presentes em cada faixa de tensão. A classificação é definida no PRODIST para um 
período de monitoramento de 7 dias, entretanto, por serem classificações percentuais e 
considerando que as curvas de carga se repetem todos os dias da semana, a classificação é 
utilizada neste trabalho em uma base diária. 
 
Tabela 3.5 – Classificação das amostras de tensão [15]. 
Faixa de Tensão Faixa de Variação [pu] Duração Máxima Relativa de Permanência [%] 
Adequada 0,92 ≤ V ≤ 1,05 - 
Precária 0,87 ≤ V < 0,92 1,05 < V ≤ 1,06 3,0 
Crítica V < 0,87 V > 1,06 0,5 
 
Nenhum dos cenários estudados apresentam amostras na faixa crítica e para facilitar 
o estudo na Figura 3.4 são apresentas em detalhe as distribuições acumuladas contemplando 
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apenas a parcela inferior da faixa de tensão precária. A utilização de VEPs fez com que o limite 
máximo de magnitude da tensão fosse violado em 7,28% do tempo no Cenário 1. Todas as 
soluções de infraestrutura aplicadas reduzem esta porcentagem para valores inferiores aos 
estabelecidos pelo PRODIST, sendo que no Cenário 2 o limite é infringido em 0,61%, no 
Cenário 3 em 1,78%, no Cenário 4 em 0,58% e no Cenário 5 em 1,27%. 
 
 
Figura 3.4 – Distribuição acumulada da tensão nos consumidores do sistema teste para os diferentes 
cenários estudados mostrando a faixa precária de tensão (em detalhe). 
 
O desempenho das soluções de infraestrutura na magnitude de tensão também pode 
ser avaliado através da: (i) tensão mínima global, definida como a menor magnitude de tensão 
presente na rede teste em qualquer instante de tempo; (ii) a variação da tensão mínima global, 
definida como a variação da menor tensão da rede em relação ao Cenário 1; e (iii) a variação 
acumulada da tensão mínima, definida como a soma da variação de tensão mínima em todos os 
consumidores em relação ao Cenário 1. Na Tabela 3.6 são apresentadas: a tensão mínima global 
da rede em cada um dos cenários, a variação da tensão mínima global da rede em relação ao 
Cenário 1 e a variação acumulada de tensão em relação ao Cenário 1. Considerando-se cada 
cenário em relação ao Cenário 1, que representa a rede original com a inserção de veículos 
elétricos totalizando um nível de penetração de 30%. 
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Tabela 3.6 – Comparação da magnitude de tensão mínima e das variações de tensão para os diferentes 
cenários estudados. 
Cenário Magnitude de tensão 
mínima [pu] 
Variação da tensão 
mínima em relação ao 
Cenário 1 [pu] 
Variação acumulada 
de tensão em relação 
ao Cenário 1 [pu] 
0 0,9346 0,0620 2,6939 
1 0,8727 - - 
2 0,9097 0,0370 2,1274 
3 0,9047 0,0321 0,9320 
4 0,9076 0,0350 2,1700 
5 0,8928 0,0201 1,5297 
 
A utilização dos eletropostos diminuiu a tensão mínima global da rede em 
0,0620 pu, de 0,9346 pu no Cenário 0 para 0,8727 pu no Cenário 1. A variação acumulada de 
tensão entre os cenários 0 e 1 foi 2,6939 pu, o que resulta em uma variação média de tensão nos 
consumidores de 0,0414 pu por consumidor. Em redes que os consumidores já experimentem 
tensões próximas ao limite inferior, o desvio de tensão proveniente das recargas de VEPs pode 
criar situações de violação de tensão e necessidade de compensação financeira dos 
consumidores por parte da concessionária (ressalta-se que as recargas de VEPs podem durar até 
8 horas). Consumidores que não receberam eletropostos também sofreram desvios de tensão, o 
que aumenta a necessidade de análise. 
Todas as soluções apresentaram resultados positivos em relação ao impacto na 
magnitude de tensão mínima dos consumidores. Apesar de todas as soluções apresentarem 
variações da tensão mínima próximas, a substituição do transformador de distribuição 
(Cenário 2), a elevação da tensão da barra de tensão do equivalente de rede (Cenário 4) e o 
desmembramento do circuito (Cenário 5) se mostraram soluções mais abrangentes, dado que 
estas soluções atuam na magnitude de tensão de todos os consumidores. A variação acumulada 
de tensão no Cenário 2, no Cenário 4 e no Cenário 5 é, respectivamente, 2,1274 pu, 2,1700 pu 
e 1,5297 pu, o que indica uma variação média de tensão de 0,0327 pu, 0,0334 pu e 0,0235 pu 
em cada consumidor. O Cenário 3, apesar de apresentar variação da tensão mínima próxima as 
demais, tem uma variação de tensão acumulada de apenas 0,9320 pu, o que indica uma variação 
média de tensão nos consumidores de 0,0143 pu. 
Apesar da magnitude de tensão ser o aspecto técnico mais restritivo na utilização 
de VEPs, é indicado que a violação na magnitude de tensão seja o último aspecto técnico a ser 
corrigido, visto que a solução dos demais aspectos técnicos impactará indiretamente na violação 
de tensão e diminuirá o custo atribuído a este aspecto. Após a aplicação das soluções para os 
demais aspectos técnicos, se ainda existir violação de tensão em muitos consumidores, é 
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indicada a utilização das soluções mais abrangentes – elevação da tensão da barra de tensão do 
equivalente de rede, substituição do transformador de distribuição e/ou desmembramento do 
circuito. Se a violação da magnitude de tensão persistir em consumidores pontuais, ou 
consumidores geograficamente próximos, o recondutoramento é indicado como solução 
prioritária, pois incorrerá em melhores desempenhos em relação ao custo. 
3.4 Desequilíbrio de Tensão 
O desequilíbrio de tensão é calculado a partir de (3.1) como definido na métrica 
fornecida no PRODIST [15]. Na Tabela 3.7 são apresentados os valores do desequilíbrio 
máximo de tensão e da variação do desequilíbrio máximo em relação ao Cenário 1 para todos 
os cenários estudados. O desequilíbrio máximo de tensão consiste no maior valor de 






VDeseq  (3.1) 
sendo V1 e V2 as tensões de sequência positiva e negativa respectivamente. 
 
Tabela 3.7 – Comparação do desequilíbrio máximo de tensão para os diferentes cenários estudados. 
Cenário Desequilíbrio máximo de tensão [%] 
Variação do desequilíbrio 
máximo de tensão em 
relação ao Cenário 1 [%] 
0 0,51 - 0,71 
1 1,22 - 
2 0,94 - 0,28 
3 0,57 - 0,65 
4 1,13 - 0,09 
5 1,08 - 0,14 
 
No Cenário 0, o valor máximo do desequilíbrio de tensão é de apenas 0,51%, sendo 
que no PRODIST [15] é imposto um limite de 3,0% para sistemas de baixa tensão. A instalação 
dos eletropostos faz com que no Cenário 1, o valor máximo de desequilíbrio de tensão seja de 
1,22%, ou seja, a penetração massiva de 30% de veículos elétricos elevou o desequilíbrio de 
tensão, mas o elevou para valores consideravelmente inferiores ao limite. Neste sentido, 
nenhuma solução específica ao desequilíbrio de tensão será adotada neste trabalho. Todas as 
soluções estudadas mitigaram indiretamente o desequilíbrio de tensão, então é esperado que o 
desequilíbrio de tensão diminua mesmo não aplicando soluções específicas a ele. 
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3.5 Carregamento do Transformador de Distribuição 
Na Tabela 3.8 são apresentados: os valores de carregamento máximo diário do 
transformador de distribuição, o período com carregamento acima do nominal e a variação do 
carregamento máximo diário em relação ao Cenário 1. No Cenário 5 existe a particularidade da 
adição de um novo transformador (TR2), desmembrando a rede secundária em duas. A variação 
do carregamento máximo diário é igual à diminuição da potência atendida pelo transformador 
em relação ao cenário com veículos elétricos, a variação entre o Cenário 0 e o Cenário 1 
consiste no aumento do carregamento adicionado pela recarga dos veículos elétricos, as demais 
variações são constituídas basicamente pela diminuição das perdas devido às soluções. 
 
Tabela 3.8 – Comparação do carregamento do(s) transformador(es) para os diferentes cenários estudados. 
Cenário Carregamento do transformador [%] 
Tempo com carregamento 
acima do nominal 
Variação do carregamento em 
relação ao Cenário 1 [kVA] 
0 96,78 - - 47,84 
1 203,10 04:30 - 
2 78,40 00:00 - 3,19 
3 199,34 04:30 - 1,69 
4 201,69 04:30 - 0,63 
5 109,88 (TR) 02:30 - 2,49 87,69 (TR2) 00:00 
 
A utilização de veículos elétricos impacta consideravelmente o carregamento dos 
transformadores. A variação do carregamento do transformador entre os cenários 0 e 1 é de 
106,32% em relação a potência nominal do equipamento, o que caracteriza um aumento de 
47,84 kVA em relação ao carregamento inicial. A substituição do transformador por um 
equipamento de maior potência e o desmembramento do circuito são as soluções que 
apresentam os melhores desempenhos em relação à possível sobrecarga do equipamento. Após 
o desmembramento, o transformador TR apresenta carregamento acima do nominal durante 
02:30, entretanto, esta sobrecarga não é danosa ao equipamento. 
Em situações em que a rede primária acompanha trechos da rede secundária, a 
instalação de um novo transformador para atender parte da demanda tende a ser a melhor 
solução, dado que o desmembramento tem impacto positivo nos demais aspectos técnicos. 
Entretanto, podem existir situações em que a rede primária não acompanhe trechos da rede 
secundária, sendo necessário maior investimento no prolongamento da rede primária para 
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viabilizar a instalação de um novo transformador. Nesses casos, a substituição do transformador 
existente por um equipamento de maior potência se torna a alternativa indicada. 
A elevação da tensão da fonte de tensão do equivalente de rede e o 
recondutoramento da rede secundária não apresentaram impactos relevantes em relação ao 
carregamento do transformador. 
3.6 Corrente nos Ramos de Distribuição 
Na Figura 3.5 é apresentado o perfil de corrente máxima nos ramos trifásicos da 
rede teste para os seis cenários de avaliação. 
 
 
Figura 3.5 – Perfil de corrente para os diferentes cenários estudados. 
 
Analogamente à análise de tensão, a corrente nos ramos de distribuição é avaliada 
neste capítulo através de: (i) corrente máxima global, definida como o maior valor percentual 
de corrente presente na rede teste em qualquer instante de tempo; e (ii) a variação acumulada 
da corrente máxima, definida como a soma da variação de corrente em todos os ramos trifásicos 
em relação ao Cenário 1. Na Tabela 3.9 são apresentados: os valores de corrente máxima em 
cada um dos cenários, o tempo máximo que os condutores têm corrente acima da nominal, a 
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variação da corrente máxima em relação ao Cenário 1 e a variação acumulada da corrente em 
relação ao Cenário 1. 







Variação da corrente 
máxima em relação 
ao Cenário 1 [A] 
0 62,80 - - 70,09 
1 116,71 02:45 - 
2 112,10 02:45 - 5,99 
3 94,03 00:00 - 4,09 
4 112,33 02:45 - 5,68 
5 113,86 02:45 - 3,70 
 
A conexão de veículos elétricos na rede teste provocou um aumento considerável 
da corrente máxima global da rede, 53,91% do valor nominal do condutor (70,09 A), magnitude 
próxima ao dobro da corrente inicial. A sobrecarga dos condutores coincidiu com o período em 
que todos os eletropostos estavam ativos. Assim como no carregamento do transformador, em 
redes que possuam ramos com corrente próxima ao limite do seu condutor e/ou em redes com 
muitos consumidores, a sobrecarga dos condutores pode se tornar o aspecto técnico mais 
restritivo. 
O recondutoramento é a solução que se destaca na mitigação da sobrecarga dos 
condutores. O recondutoramento aumenta a capacidade de transporte de corrente do ramo, 
através do aumento da corrente nominal e diminuição da resistência elétrica do ramo. Outro 
destaque do recondutoramento é sua modularidade, a possibilidade de substituir somente os 
ramos críticos, e a característica de não interferir na topologia original da rede. O 
desmembramento do circuito é uma alternativa para o recondutoramento pois faz com que a 
corrente que flui pela rede seja dividida entre o circuito existente e o novo circuito, sendo 
importante principalmente para os ramos do tronco principal da rede secundária. 
A substituição do transformador e a instalação do regulador de tensão apresentam 
baixa correlação com a mitigação deste aspecto técnico. Apesar do desmembramento não 
apresentar melhoras em relação a sobrecarga dos condutores neste exemplo, ele pode ser efetivo 
se realizado com planejamento prévio. 
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3.7 Perdas Elétricas 
As perdas elétricas são um aspecto técnico inerente aos sistemas elétricos, mas que 
devem ser reduzidas para uma melhor operação do sistema. Na Tabela 3.10 são apresentados 
os resultados das perdas de energia em 24 horas, para os seis cenários estudados, separando os 
valores das perdas nos transformadores, nos ramos e o coeficiente de perdas elétricas. 
Lembrando que no Cenário 5 existe a instalação de um novo transformador e os resultados de 
perdas nos dois transformadores são apresentadores separadamente. O coeficiente é definido 
como a relação entre o total de perdas elétricas e a potência entregue ao(s) transformador(es). 
 
Tabela 3.10 – Comparação das perdas elétricas para os diferentes cenários estudados. 
Cenário Perdas no cobre do transformador [kWh] 





perdas elétricas [%] 
0 3,83 6,24 4,94 3,81 
1 11,16 6,24 15,30 5,61 
2 3,86 12,48 14,47 5,30 
3 10,85 6,24 10,96 4,85 
4 10,41 6,24 14,26 5,31 
5 3,46 (TR) 6,24 14,66 5,59 2,04 (TR2) 6,24 
 
A utilização de veículos elétricos aumenta consideravelmente as perdas no 
transformador e nos ramos, visto que as perdas elétricas são proporcionais ao quadrado da 
corrente elétrica. Durante a recarga, as perdas elétricas passam de 3,81% para 5,61%. O objetivo 
das concessionárias é operar com as menores perdas possíveis levando-se em conta o 
investimento atrelado à minimização das perdas. Além disso, cada concessionária possui 
valores de referência para serem respeitados. 
O recondutoramento diminui a impedância equivalente entre a fonte e os 
consumidores, consequentemente, diminuindo as perdas nos ramos e melhorando o coeficiente 
de perdas. As perdas no cobre dos transformadores após a substituição do equipamento e após 
o desmembramento diminuem, entretanto, as perdas relacionadas ao circuito magnético 
aumentam devido a energização de um equipamento de maior potência ou a energização de um 
segundo equipamento. A elevação da tensão do equivalente de rede interfere nas perdas 
elétricas de acordo com a modelagem de carga assumida: 
• Utilizando modelo ‘potência constante’, as perdas elétricas diminuem com o 
aumento da tensão; 
47 
 
• Utilizando modelo ‘corrente constante’, as perdas elétricas se mantêm constantes 
com o aumento da tensão; 
• Utilizando modelo ‘impedância constante’, as perdas elétricas aumentam com a 
aumento da tensão. 
Neste trabalho, as cargas foram modeladas como potência constante. 
3.8 Considerações Parciais 
Neste capítulo foram apresentadas e caracterizadas as principais soluções de 
infraestrutura que são utilizadas neste trabalho para mitigar os aspectos técnicos mais 
impactados pela conexão massiva de veículos elétricos às redes de distribuição residenciais 
brasileiras. 
O desmembramento do circuito secundário em duas novas redes secundárias 
através da instalação de um novo transformador foi a solução de infraestrutura mais abrangente 
em relação à mitigação dos aspectos técnicos. Entretanto, o desmembramento exige mais 
estudos, além de apresentar a maior alteração topológica e a maior mobilização de 
colaboradores e equipamentos. 
O recondutoramento de ramos secundários é a solução aconselhada para mitigar a 
sobrecarga nos condutores, além de mitigar a violação da magnitude de tensão mínima e as 
perdas elétricas. Substituir os condutores de um ramo de distribuição por condutores de maior 
bitola aumenta a capacidade de transporte de corrente do ramo sem prejudicar a vida útil do 
condutor. Condutores de maior bitola possuem menores resistências elétricas, que diminuem a 
queda de tensão no ramo e as perdas elétricas. O recondutoramento permite a substituição 
apenas dos condutores de ramos mais críticos, diminuindo os custos imediatos. 
A substituição do transformador de distribuição possui a vantagem de aproveitar 
parte da infraestrutura existente no poste onde o transformador está alocado e de liberar o 
transformador existente para utilização em outro local, desde que o equipamento esteja íntegro. 
A substituição do transformador mitiga principalmente a sobrecarga do transformador, além de 
mitigar de maneira secundária a violação da magnitude de tensão e as perdas elétricas. 
A violação de tensão é muitas vezes o aspecto técnico mais restritivo à utilização 
de VEPs. Assim, a utilização de um regulador de tensão na subestação para elevar o perfil de 
tensão da rede atua diretamente nas violações da magnitude de tensão, sendo então uma solução 
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importante a ser considerada. Todas as demais soluções estudadas mitigam de maneira 
secundária a violação de tensão, assim, é aconselhado que este aspecto técnico seja mitigado 
depois que os demais estejam dentro dos limites estabelecidos, já que as soluções aplicadas aos 




Neste capítulo é descrito o algoritmo geral desenvolvido para aplicação automática 
das principais soluções de infraestrutura, além das métricas utilizadas na definição das 
violações dos aspectos técnicos. 
A metodologia é baseada em simulações de fluxo de carga série temporal realizadas 
em 25.949 redes secundárias reais distribuídas por todo o estado de São Paulo. As redes foram 
selecionadas a partir de resultados do projeto de P&D desenvolvido pelo grupo de pesquisa ao 
qual este trabalho pertence, em parceria com a CPFL (Companhia Paulista de Força e Luz). O 
grupo de pesquisa analisou 47.004 redes da CPFL e determinou o nível de penetração de VEP 
em que cada uma das redes apresentaria violação de pelo menos um aspecto técnico. As redes 
selecionadas para esta dissertação englobam todas as redes que toleram penetração de VEP de 
até 30% – visto que a previsão realizada em estudos nacionais do CPqD é que até 2030 o nível 
de penetração atinja 20% e, consequentemente, níveis de penetração maiores que 30% tendem 
a ocorrer em um futuro distante. O objetivo da metodologia é aplicar soluções de infraestrutura 
e verificar a viabilidade técnica e econômica de preparar todas as redes selecionadas para 
receber diferentes penetrações de VEPs, neste trabalho são estudadas especificamente as 
penetrações de 10%, 20% e 30%. 
4.1 Caracterização das Redes Simuladas 
Nesta seção são apresentadas as principais características das redes secundárias 
estudadas: potência nominal dos transformadores, número de consumidores por rede, 
comprimento total das redes e carregamento máximo das redes. 
4.1.1 Potência Nominal do Transformador de Distribuição 
Na Figura 4.1 é apresentada a potência nominal dos transformadores instalados nas 




Figura 4.1 – Classificação das redes secundárias de acordo com a potência nominal do transformador. 
 
É possível observar que os transformadores mais comuns são de 15,0, 30,0, 45,0, 
75,0, 88,0 e 112,5 kVA e que esses transformadores representam 98,89% do total de 
transformadores das redes selecionadas. 
4.1.2 Número Total de Consumidores 
Na Figura 4.2 é apresentada a distribuição da quantidade de consumidores nas redes 
estudadas. 
 




A quantidade média de consumidores nas redes secundárias estudadas é de 41,39 e 
92% das redes estudadas possuem menos que 70 consumidores. A quantidade de consumidores 
instaladas em cada rede secundária é um dado importante por estar diretamente ligada à 
quantidade de VEPs instalados, a penetração de veículos elétricos utilizada neste trabalho é 
igual à porcentagem de eletropostos em relação ao total de consumidores de cada rede 
secundária. 
4.1.3 Comprimento Total da Rede 




Figura 4.3 – Classificação das redes secundárias de acordo com o comprimento da rede. 
 
O comprimento médio das redes secundárias estudadas é 800 metros, sendo que 
99,1% das redes possuem comprimento total menor que 2,0 km. 
4.1.4 Carregamento Máximo da Rede 
Na Figura 4.4 é apresentada a distribuição do carregamento máximo das redes 
estudadas. O carregamento máximo é calculado empregando-se as curvas de demanda 
utilizadas no planejamento das redes de distribuição. A média do carregamento máximo é 
52 
 
67,91% da potência nominal do transformador e 89,5% das redes possuem carregamento 
máximo inferior ao nominal. 
 
 
Figura 4.4 – Classificação das redes secundárias de acordo com o carregamento máximo da rede. 
 
4.2 Métricas para Avaliação do Nível de Mitigação das 
Soluções de Infraestrutura 
Os quatro principais aspectos técnicos descritos nos Capítulos 2 e 3 são utilizados 
na continuação deste trabalho: (i) violação do limite mínimo da magnitude de tensão; (ii) 
sobrecarga de transformadores de distribuição; (iii) sobrecarga de condutores de ramos de 
distribuição e (iv) aumento das perdas elétricas. Embora o desequilíbrio de tensão possa ser um 
problema em países onde as cargas são predominantemente monofásicas, a prática brasileira de 
conexões residenciais bifásicas ou trifásicas, e o balanceamento das cargas entre as fases, 
resulta na mitigação deste problema. Até o final do ano de 2016 a ANEEL não limitava no 
PRODIST o desequilíbrio de tensão em redes secundárias, em 01/01/2017 a ANEEL 
estabeleceu o limite de desequilíbrio de tensão para sistemas de baixa tensão em 3,0% [15]. O 
limite definido não foi observado em nenhum cenário deste trabalho, assim, o desequilíbrio de 
tensão não será considerado nesta dissertação. 
Os critérios de violação dos aspectos técnicos mencionados acima seguem métricas 
especificas que são descritas a seguir: 
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• Violação da magnitude mínima de tensão: A ANEEL estabelece que em um 
período de monitoramento de 7 dias, a tensão mínima é considerada insuficiente em 
sistemas de baixa tensão (menores que 1 kV) caso: (i) sua magnitude seja inferior a 
0,92 pu por no mínimo 3% do tempo (faixa precária); ou (ii) sua magnitude seja 
inferior a 0,87 pu por no mínimo 0,5% do tempo (faixa crítica) [15]. As simulações 
do presente trabalho são realizadas em horizonte de 24 horas com discretização de 
15 minutos, diferente do exigido pela ANEEL. Portanto a norma é adaptada, sendo 
que a faixa precária é caracterizada como 45 minutos de violação do limite de tensão 
e a faixa crítica como 15 minutos. 
• Sobrecarga de transformador de distribuição: O transformador de distribuição é 
considerado sobrecarregado quando permanecer sob carregamento superior a 150% 
da potência nominal por, no mínimo, 1 hora. Essa métrica é utilizada por 
concessionárias brasileiras no dimensionamento do sistema de proteção dos 
transformadores [30] e baseada em [31]. 
• Sobrecarga de condutores: Os condutores são considerados em sobrecarga quando 
houver um período de pelo menos 1 hora com corrente superior a 100% da corrente 
nominal. A métrica é definida a partir de informações de engenheiros de 
concessionárias brasileiras e baseada em regras utilizadas na Europa [32]. 
• Aumento das perdas elétricas: As perdas elétricas são avaliadas nesta dissertação 
pela relação entre a energia ativa perdida e a energia ativa fornecida à rede pela 
subestação. As concessionárias possuem uma referência de valores de perdas a ser 
atendida. Além disso, o aumento das perdas leva à diminuição dos lucros das 
concessionárias. 
4.3 Algoritmo Geral de Execução 
A conexão de veículos às redes de distribuição se dá através de um conjunto de 
variáveis que podem se tornar um problema para as concessionárias. Porque qualquer 
consumidor pode adquirir um VEP, a quantidade de VEPs conectados em cada rede de 
distribuição, o ponto de conexão de cada VEP, o instante inicial de cada recarga e a duração de 
cada recarga são variáveis aleatórias que impõem um caráter estocástico ao problema. Assim, 
para uma análise probabilística utilizam-se simulações de Monte Carlo. O conceito de 
simulações de Monte Carlo consiste em criar centenas ou milhares de cenários plausíveis a 
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partir da fixação, ou limitação, de algumas variáveis aleatórias e da garantia que a quantidade 
de cenários criados seja suficiente para abranger todas as possibilidades das demais variáveis 
aleatórias. 
Neste trabalho, as redes secundárias de distribuição são implementadas no software 
OpenDSS e a plataforma utilizada para a gerenciamento das simulações Monte Carlo é o 
Python 3.5 em comunicação direta com o OpenDSS. O algoritmo desenvolvido em Python é 
responsável por alterar de forma aleatória: (i) a posição de cada eletroposto residencial; (ii) o 
instante de início de cada recarga residencial; e (iii) a duração de cada recarga residencial. Mais 
detalhes sobre as distribuições utilizadas para a geração dos cenários de forma aleatória são 
apresentados nas subseções 4.3.1 e 4.3.2. Na Figura 4.5 é apresentado o algoritmo de simulação 
utilizado nesta dissertação cuja execução segue os seguintes passos: 
1. Primeiramente são definidas as condições iniciais do sistema e as características de cada 
recarga conectada à rede: 
i. Determinar o perfil de demanda de cada unidade consumidora a partir de 
informações de potência base e de sua curva de carga; 
ii. Definir as características de cada recarga. Determinar os consumidores elegíveis 
para receber eletropostos, os tipos de eletropostos disponíveis e as características 
elétricas de recarga, potência nominal e fator de potência. 
2. A criação do cenário é feita distribuindo os eletropostos entre os consumidores elegíveis 
até o limite de penetração escolhido: 
i. Cada consumidor elegível possui a mesma probabilidade de receber um eletroposto 
(probabilidade uniforme) e nenhum consumidor pode receber mais de um 
eletroposto. Consumidores bifásicos eleitos recebem um eletroposto bifásico 
conectado entre suas duas fases. Consumidores trifásicos eleitos recebem um 
eletroposto bifásico conectado entre duas de suas fases escolhidas aleatoriamente. 
Consumidores monofásicos eleitos recebem eletropostos monofásicos conectados 
entre sua fase e o neutro. Em determinados casos, quando especificado, 
consumidores monofásicos são inelegíveis pois é pouco provável que possuam 
renda para a compra e manutenção de um VEP; 
ii. Com todos os eletropostos alocados, o instante inicial de cada recarga e a duração 
de cada recarga são selecionados a partir das distribuições de probabilidade 
definidas nas subseções 4.3.1 e 4.3.2. 
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3. Com o cenário definido, é realizado o cálculo do fluxo de carga série temporal para 
24 horas com o propósito de determinar o estado inicial da rede. Neste trabalho, 
inicialmente a tensão na fonte é mantida em 1,00 pu e posteriormente ela é elevada para 
1,03 pu1. 
4. A partir do resultado do fluxo de carga, é determinado se houve a violação de algum 
aspecto técnico analisado: (i) sobrecarga no transformador de distribuição, 
(ii) sobrecarga em condutores dos ramos de distribuição, e/ou (iii) violação da 
magnitude de tensão mínima no consumidor. Em caso positivo, os dados do(s) 
aspecto(s) técnico(s) violado(s) são armazenados. 
5. Cada aspecto técnico possui uma solução de infraestrutura utilizada para sua mitigação. 
Por exemplo, o recondutoramento é a solução de infraestrutura direcionada a mitigar a 
sobrecarga dos condutores. Os detalhes do algoritmo de soluções são descritos na seção 
4.4; 
6. Após a aplicação de cada solução de infraestrutura, é realizado um cálculo do fluxo de 
carga para determinar o novo estado de operação da rede; 
7. Cada rede secundária é simulada para 200 cenários diferentes. Essa quantidade de 
cenários foi escolhida após extensivas simulações que demonstraram a convergência do 
método de Monte Carlo. 
 
Como descrito acima, somente são considerados os dados de cenários em que há 
violação de algum aspecto técnico. 
 
                                                 
1
 Este valor foi obtido em função de informações fornecidas por engenheiros de concessionárias brasileiras e 
partindo-se do pressuposto que antes de realizar todos os reforços de infraestrutura, é mais interessante elevar o 




Figura 4.5 – Fluxograma de execução do algoritmo da simulação de Monte Carlo. 
 
4.3.1 Instante Inicial de Carregamento do VEP 
O instante inicial de carregamento determina quando os VEPs começam a ser 
carregados durante o dia. Uma vez que todos os VEPs não começam a carregar ao mesmo 
tempo, é mais adequado tratar esta variável como uma variável aleatória. Obviamente, a 
tendência de carregamento está fortemente associada ao comportamento de viagem das pessoas. 
Nesta dissertação, os testes foram realizados utilizando-se carregamento lento, em 
que eletropostos monofásicos e bifásicos consomem 2,0 kW e 3,3 kW, respectivamente. Neste 
caso, é provável que a maioria dos consumidores conecte seu VEP no eletroposto quando 
chegarem em casa do trabalho. Assim, a maioria dos VEPs são conectados e começam a 
carregar após 18:00, quando a maioria da população volta para casa. No entanto, uma curva de 
densidade de probabilidade uniformemente distribuída com um intervalo entre 18:00 e 21:00 é 
mais próxima da realidade. 
Concentrar o instante inicial de carregamento dos VEPs em torno de 18:00 torna a 
análise mais conservativa, pois trata-se do instante de pico de demanda, no qual as magnitudes 
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4.3.2 Duração do Carregamento do VEP 
Quando um motorista conecta seu VEP para recarga, a bateria do VEP tem um 
restante de energia armazenada, que é quantificada por um fator chamado estado de carga (em 
inglês, State-of-Charge – SOC). O SOC é o equivalente a um medidor de combustível para a 
bateria em um veículo elétrico e a unidade do SOC é porcentagem (0% = vazia, 
100% = completo). A variável SOC é aleatória e sua respectiva curva de probabilidade depende 
do padrão de mobilidade, como explicado abaixo. 
Para determinar o SOC de cada VEP, é essencial saber quanto a bateria foi 
descarregada durante o dia, o que está diretamente relacionado com a distância que o VEP 
percorreu. A partir de dados gerais de mobilidade urbana, é possível extrair uma curva de 
distribuição que informa a probabilidade do motorista percorrer certa distância. A curva é do 
tipo log-normal, com probabilidade zero para distâncias negativas. A equação da curva de 


















































na qual, a variável aleatória m é a distância percorrida em quilômetros; E[M] e Var[M] 
representam o valor médio e variância da variável m, respectivamente. 
O valor médio é 50 quilômetros e a variância é 200 quilômetros. A Figura 4.6 ilustra 




Figura 4.6 – Curva indicando probabilidade da distância diária percorrida por veículos automotivos 
 
Com isso, a distância diária percorrida m pode ser empregada para determinar o 

















sendo que o parâmetro R é a distância máxima, em quilômetros, que o VEP pode percorrer sem 
recarga (i.e., autonomia da bateria). 
A última etapa é criar a curva de recarga do VEP para o período de 24 horas. Desde 
o instante inicial de recarga, a potência demandada pelo VEP é constante e limitada ao valor 




SOCCD −×= 00,1  (4.4) 
sendo que C é a capacidade útil da bateria (kWh); P é a potência nominal do eletroposto (kW), 
a qual é determinada pelo tipo de recarga; e SOC é o estado de carga da bateria no início da 
recarga. 
4.4 Algoritmo de Soluções de Infraestrutura 
Como descrito no Capítulo 3, as soluções de infraestrutura utilizadas neste trabalho 
possuem diferentes impactos em cada um dos aspectos técnicos. Na Tabela 4.1 são apresentadas 
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as soluções de infraestrutura utilizadas nesta metodologia e os respectivos aspectos técnicos 
mitigados por cada uma. 
Tabela 4.1 – Soluções de infraestrutura consideradas e aspectos técnicos mitigados. 
Solução de infraestrutura Objetivo principal da solução Objetivos secundários da 
solução 
Substituição de transformador Sobrecarga de transformador Violação de tensão/perdas 
Recondutoramento Sobrecarga de condutores Violação de tensão/perdas 
Elevação do tap de um 
equipamento regulador de tensão Violação de tensão Perdas
*
 
Desmembramento de circuito Sobrecarga de transformador, de condutor e violação de tensão - 
* Embora possa haver impacto no carregamento dos equipamentos do sistema, pela alteração da tensão, tal impacto é pouco significativo. 
A substituição de transformador consiste na troca do equipamento sobrecarregado 
por um de maior potência nominal, com o objetivo de corrigir situações em que a demanda da 
rede secundária é superior ao limite térmico estabelecido nas normas [30] e [31]. O 
recondutoramento equivale à substituição de condutores sobrecarregados por condutores de 
maior capacidade de corrente, similar à substituição de transformador. As duas soluções têm o 
propósito principal de mitigar as respectivas sobrecargas, adicionalmente, ambas diminuem a 
impedância entre a fonte de tensão e o ponto de entrega de energia aos consumidores, o que 
resulta em uma diminuição da queda de tensão ao longo da rede secundária e das perdas 
elétricas. 
O desmembramento de circuito é uma solução de infraestrutura particular que 
mitiga todos os aspectos técnicos considerados, entretanto, é a solução que apresenta alteração 
topológica na rede secundária e a maior mobilização de colaboradores da concessionária. 
Assim, para considerar todas as soluções, são criadas duas alternativas de solução distintas para 
serem avaliados: 
• Alternativa 1: O desmembramento é desconsiderado; a substituição de 
transformador é utilizada para mitigação da sobrecarga do transformador; e o 
recondutoramento é utilizado para mitigação da sobrecarga dos condutores e da 
violação do limite de magnitude de tensão; 
• Alternativa 2: O desmembramento é considerado como solução preliminar às 
demais. Desta forma, o desmembramento do circuito é aplicado caso haja qualquer 
violação dos aspectos técnicos e posteriormente são aplicadas as demais soluções 




O recondutoramento foi escolhido como forma de mitigar a violação de tensão pelo 
fato de possuir característica modular, sendo possível a substituição dos condutores dos ramos 
que possuem as maiores quedas de tensão até que a violação seja suprimida. 
Na Figura 4.7 é apresentado o fluxograma de execução do algoritmo de soluções de 
infraestrutura utilizado na Alternativa 1, o fluxograma é descrito a seguir: 
1. O algoritmo é organizado em três laços de solução; 
2. O primeiro laço de solução verifica se existe sobrecarga no transformador: 
i. Em caso positivo, o algoritmo seleciona o transformador de menor potência 
nominal capaz de suportar a máxima demanda da rede segundo as normas [30] e 
[31]; 
ii. Em caso negativo, o laço é interrompido; 
iii. Ao final do laço existe um cálculo de fluxo de carga para atualização do estado da 
rede; 
3. O segundo laço de solução verifica se existem condutores sobrecarregados: 
i. Em caso positivo, o algoritmo seleciona o condutor de menor capacidade de 
corrente capaz de suportar a corrente específica para cada ramo. O laço se repete 
até que não existam condutores em sobrecarga ou que os ramos estejam com os 
maiores condutores disponíveis; 
ii. Em caso negativo, o laço é interrompido; 
iii. Assim como no primeiro laço, o estado da rede é atualizado ao final da alteração da 
rede; 
4. O terceiro e último laço de solução verifica se existem consumidores com violação de 
tensão mínima: 
i. Em caso positivo, o algoritmo seleciona o ramo que possui a maior queda de tensão 
e substitui seus condutores por cabos de uma unidade comercial acima da existente; 
ii. Em caso negativo, o laço é interrompido; 
iii. Um contador de tentativas é adicionado de forma a quebrar o laço caso sejam 
executadas 50 tentativas de substituição dos condutores sem que a violação seja 
reparada. Este contador foi adicionado para impedir que redes críticas criassem 
longos laços que prejudicariam o desempenho do algoritmo. Uma análise das redes 
críticas foi feita e constatou-se que redes com laços maiores que 50 tentativas 
necessitam de soluções adicionais para mitigação da violação de tensão, como a 
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elevação da tensão da fonte em alimentadores em que esse aumento não cause 
violação do limite superior de tensão em nenhum instante do dia; 
iv. O estado da rede é atualizado a cada alteração da rede. Este passo tem importância 
redobrada neste laço pela possibilidade de alteração do ramo com maior queda de 
tensão a cada alteração realizada. 
 
 
Figura 4.7 – Fluxograma de escolha das soluções que serão utilizadas na Alternativa 1. 
 
Na Figura 4.8 é apresentado o fluxograma de solução do algoritmo de soluções de 
infraestrutura aplicado à Alternativa 2, considerando o desmembramento como solução 
preliminar. O fluxograma de execução é descrito a seguir: 
1. O desmembramento do circuito é aplicado como solução preliminar. A rede é dividida 
na barra trifásica mais próxima ao centro elétrico da rede e inicialmente é instalado um 
novo transformador idêntico ao existente. O centro elétrico da rede é definido como o 
ramo por onde circula o valor de corrente mais próximo à metade do carregamento 
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2. O estado da rede é atualizado considerando o desmembramento do circuito; 
3. Os laços descritos na Alternativa 1 são repetidos para solucionar violações que se 
mantiveram na rede após o desmembramento. 
4. No primeiro laço existe a particularidade de serem analisados ambos os 
transformadores, o existente e o novo instalado. 
 
 
Figura 4.8 – Fluxograma de escolha das soluções que serão utilizadas na Alternativa 2. 
 
4.5 Considerações Parciais 
Neste capítulo foi apresentada a metodologia para determinar as alterações de 
infraestrutura necessárias para mitigar os impactos técnicos provocados pela conexão massiva 
de veículos elétricos em redes de distribuição secundárias. Foram apresentados algoritmos de 
aplicação de soluções de infraestrutura desconsiderando o desmembramento do circuito e 
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Além do desmembramento do circuito, a substituição do transformador por um 
equipamento de maior potência nominal foi definida como solução base para a sobrecarga dos 
transformadores e o recondutoramento foi definido como solução base para a sobrecarga de 
condutores. Devido à sua característica modular, o recondutoramento também foi estabelecido 
como solução base para a violação da magnitude de tensão nos consumidores. 
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5 RESULTADOS ASSOCIADOS AOS ASPECTOS 
TÉCNICOS 
No capítulo anterior, foi apresentada a metodologia para determinar as alterações 
de infraestrutura necessárias para contrapor os impactos causados pela penetração massiva de 
veículos elétricos em redes secundárias. Neste capítulo, a metodologia é aplicada a mais de 
25 mil redes reais brasileiras para estimar as melhorias de infraestrutura necessárias para 
absorver a recarga de veículos elétricos sem um controle direto da recarga por parte das 
concessionárias. A máxima penetração analisada é 30% e, conforme descrito no capítulo 
anterior, somente são estudadas as redes que não apresentam capacidade de atender esta 
penetração com sua infraestrutura atual. 
Inicialmente é definido o estado inicial da rede considerando a instalação dos 
eletropostos. No estado inicial é possível verificar a restrição à utilização de VEP que cada 
aspecto técnico exerce nas redes. Com base nos resultados iniciais, as duas alternativas de 
solução definidas no capítulo anterior são aplicadas separadamente para verificar a mitigação 
dos aspectos técnicos. 
5.1 Resultados para Premissas Iniciais de Estudo 
Nesta seção, são consideradas as premissas iniciais para verificação do 
comportamento das soluções, nenhuma limitação de consumidores é aplicada na distribuição 
dos eletropostos e o equivalente de rede é ajustado em seu valor nominal: 
• A magnitude de tensão da fonte do equivalente de rede é ajustada em 1,00 pu; 
• Todos os consumidores são elegíveis para receber um eletroposto e nenhum 
consumidor pode receber mais de um eletroposto: 
 Consumidores monofásicos eleitos recebem eletropostos monofásicos de 
2,0 kW conectados entre sua fase e o neutro; 
 Consumidores bifásicos eleitos recebem eletropostos bifásicos de 3,3 kW 
conectados entre suas duas fases; 
 Consumidores trifásicos eleitos recebem eletropostos bifásicos de 3,3 kW 
conectados entre duas de suas fases selecionadas aleatoriamente; 
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• O início de cada recarga é selecionado aleatoriamente, seguindo uma distribuição 
uniforme, dentro do período de 18:00 a 21:00, em intervalos de 15 minutos, 
conforme descrito em 4.3.1; 
• A distância percorrida durante o dia por cada proprietário de VEP é selecionada a 
partir da distribuição log-normal apresentada em 4.3.2. A distância selecionada é 
convertida em duração de recarga considerando a potência do eletroposto instalado 
e o consumo de 0,18 kWh/km típico de VEPs; 
• Os eletropostos são alocados até que cada uma das redes apresente penetrações de 
10%, 20% e 30% de penetração, as diferentes penetrações são simuladas 
separadamente. Cada uma das redes é simulada para 200 cenários diferentes para 
fornecer resultados mais abrangentes. 
 
5.1.1 Mitigação da Sobrecarga em Transformadores de 
Distribuição 
Na Tabela 5.1 é apresentada a porcentagem de casos analisados que apresentam 
sobrecarga no transformador de distribuição no Caso base (estado inicial) e após a aplicação 
das soluções referentes a cada uma das alternativas de solução: sem desmembramento 
(Alternativa 1) e com desmembramento (Alternativa 2). Ressalta-se que o número de casos 
analisados é dado pelo número de redes vezes os 200 cenários. 
 
Tabela 5.1 – Porcentagem de casos analisados com sobrecarga de transformador. 
Penetração Caso base Alternativa 1 (sem desmembramento) 
Alternativa 2 
(com desmembramento) 
10% 0,42% < 0,01% < 0,01% 
20% 4,11% < 0,01% < 0,01% 
30% 15,96% 0,01% 0,01% 
 
É possível verificar que ambas as alternativas de solução mitigam a sobrecarga no 
transformador. Para 10% de penetração, a porcentagem de casos que apresenta sobrecarga no 
transformador é de apenas 0,42%. O aumento da penetração para 20% e para 30% faz com que 
a sobrecarga nos transformadores aumente, respectivamente, para 4,11% e para 15,96%. Os 
transformadores disponíveis para substituição são de 15,0 kVA, 30,0 kVA, 45,0 kVA, 
75,0 kVA, 112,5 kVA e 150,0 kVA, na Alternativa 1, existem casos em que o transformador 
66 
 
disponível de maior potência (150,0 kVA) não é suficiente para atender a demanda da rede para 
a penetração estabelecida, assim, há casos em que se observa sobrecarga mesmo após a 
aplicação da Alternativa 1. Na Tabela 5.2, na Tabela 5.3 e na Tabela 5.4 é apresentada a 
distribuição dos transformadores das redes estudadas após a aplicação da Alternativa 1. A partir 
da quantidade de redes secundárias que possuem cada um dos equipamentos iniciais é 
apresentada a porcentagem dessas redes que mantiveram seu transformador ou que 
necessitaram de um equipamento maior. Os resultados são apresentados somente para as redes 
secundárias com transformadores de 15,0 kVA, 30,0 kVA, 45,0 kVA, 75,0 kVA, 88,0 kVA e 
112,5 kVA, que representam 98,89% do total de redes estudadas. 
 
Tabela 5.2 – Distribuição dos transformadores após aplicação da Alternativa 1 (10% de penetração). 
Equipamento 
inicial [kVA] 
Equipamento após a aplicação da Alternativa 1 [kVA] 
15,0 30,0 45,0 75,0 88,0* 112,5 150,0 
15,0 94,98% 5,02% - - - - - 
30,0 - 99,76% 0,24% - - - - 
45,0 - - 99,76% 0,24% - - - 
75,0 - - - 99,95% - 0,05% - 
88,0 - - - - 100% - - 
112,5 - - - - - 100% - 
* Transformadores de distribuição de 88,0 kVA não foram considerados para substituição. 
Tabela 5.3 – Distribuição dos transformadores após aplicação da Alternativa 1 (20% de penetração). 
Equipamento 
inicial [kVA] 
Equipamento após a aplicação da Alternativa 1 [kVA] 
15,0 30,0 45,0 75,0 88,0* 112,5 150,0 
15,0 87,17% 12,60% 0,23% - - - - 
30,0 - 91,50% 8,37% 0,13% - - - 
45,0 - - 96,37% 3,58% - 0,05% - 
75,0 - - - 99,41% - 0,56% 0,03% 
88,0 - - - - 99,99% 0,01% - 
112,5 - - - - - 99,92% 0,08% 
* Transformadores de distribuição de 88,0 kVA não foram considerados para substituição. 
Tabela 5.4 – Distribuição dos transformadores após aplicação da Alternativa 1 (30% de penetração). 
Equipamento 
inicial [kVA] 
Equipamento após a aplicação da Alternativa 1 [kVA] 
15,0 30,0 45,0 75,0 88,0* 112,5 150,0 
15,0 71,75% 27,24% 1,01% - - - - 
30,0 - 72,41% 25,63% 1,96% - - - 
45,0 - - 82,29% 17,46% - 0,22% 0,03% 
75,0 - - - 96,61% - 3,13% 0,26% 
88,0 - - - - 99,07% 0,71% 0,22% 
112,5 - - - - - 99,10% 0,90% 
* Transformadores de distribuição de 88,0 kVA não foram considerados para substituição. 
Para a penetração de 10%, mais de 99,76% das redes secundárias que possuem 
transformadores de potência igual, ou maior, que 30,0 kVA não necessitam de substituição do 
equipamento por transformadores maiores, redes secundárias que possuem transformadores de 
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15,0 kVA têm seu transformador substituído por um equipamento de 30,0 kVA em 5,02% dos 
casos. Para penetração de 20%, redes secundárias que possuem transformadores de 75,0 kVA 
ou maiores não necessitam de substituição em mais de 99,41% dos casos, redes secundárias 
com transformadores de 15,0 kVA necessitam de equipamentos de 30,0 kVA em 12,60% dos 
casos, redes de 30 kVA necessitam de transformadores de 45,0 kVA em 8,37% dos casos e 
redes de 45 kVA necessitam de equipamentos de 75,0 kVA em 3,58% dos casos. Para 
penetração de 30%, redes secundárias de 88,0 kVA ou maior não necessitam de substituição de 
transformador em 99,07% dos casos, equipamentos de 88,0 kVA são substituídos por 
equipamentos de 112,5 kVA em 0,71% dos casos e por equipamentos de 150,0 kVA em 0,22% 
dos casos, equipamentos de 112,5 kVA são substituídos por equipamentos de 150,0 kVA em 
0,90% dos casos. O custo de aplicação de cada alternativa de solução é discutido no Capítulo 6. 
5.1.2 Mitigação da Sobrecarga em Condutores 
Na Tabela 5.5 mostra-se a porcentagem de casos analisados – dado pelo número de 
redes vezes o número de cenários analisados – que apresentam sobrecarga no Caso base (estado 
inicial) e após a aplicação de cada uma das alternativas de solução. Na Tabela 5.6, é mostrada 
a porcentagem de ramos com condutores em sobrecarga considerando todas as redes 
secundárias com essa violação. 
 
Tabela 5.5 – Porcentagem de casos analisados com sobrecarga de condutor. 
Penetração Caso base Alternativa 1 (sem desmembramento) 
Alternativa 2 
(com desmembramento) 
10% 5,02% 0,11% 0,02% 
20% 16,13% 0,04% 0,02% 
30% 32,21% 0,17% 0,07% 
 
Tabela 5.6 – Porcentagem de ramos com condutores em sobrecarga. 
Penetração Caso base Alternativa 1 (sem desmembramento) 
Alternativa 2 
(com desmembramento) 
10% 0,12% < 0,01% < 0,01% 
20% 0,47% < 0,01% < 0,01% 
30% 1,09% < 0,01% < 0,01% 
 
Ambas as alternativas de solução mitigam a sobrecarga nos condutores, entretanto, 
analogamente à sobrecarga de transformadores, existem redes em que os condutores de maior 
capacidade de corrente considerados para as soluções não são suficientes para atender a corrente 
nos ramos da rede para as penetrações estabelecidas. Na máxima penetração considerada (30%), 
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32,21% dos casos estudados apresentam sobrecarga em pelo menos um de seus ramos, 
entretanto, apenas 1,09% do total de ramos de distribuição apresentam sobrecarga. 
Após a aplicação da Alternativa 1 (sem desmembramento), 0,17% dos casos 
mantêm a situação de sobrecarga em pelo menos um condutor, sendo que menos de 0,01% do 
total de ramos apresenta sobrecarga. A aplicação da Alternativa 2 (com desmembramento) 
diminui a porcentagem de redes secundárias em sobrecarga para apenas 0,07%, apresentando 
menos de 0,01% dos ramos de distribuição com sobrecarga. 
Na Tabela 5.7 e na Tabela 5.8 são apresentados, respectivamente, os dados do 
recondutoramento efetuado nas alternativas de solução 1 e 2 considerando somente as redes em 
que ocorre o recondutoramento. Os dados apresentados são: o comprimento médio do 
recondutoramento, o 95º percentil do recondutoramento e o valor máximo do comprimento 
referente ao recondutoramento efetuado. 
 
Tabela 5.7 – Comprimento do recondutoramento realizado ao utilizar a Alternativa 1. 
Penetração Comprimento 
médio [m] 




10% 99 265 1.189 
20% 128 361 1.328 
30% 150 438 2.023 
 
Tabela 5.8 – Comprimento do recondutoramento realizado ao utilizar a Alternativa 2. 
Penetração Comprimento 
médio [m] 




10% 65 196 1.119 
20% 85 257 1.202 
30% 108 327 1.884 
 
Os resultados confirmam o entendimento de que o aumento da quantidade de 
recargas de veículos elétricos em redes secundárias aumenta o fluxo de corrente pelos 
condutores e caso este aumento não seja monitorado expõem-se as redes a sobrecargas. Como 
esperado, a Alternativa 2 apresentou comprimento de recondutoramento menor do que a 
Alternativa 1, visto que o desmembramento do circuito feito de maneira preliminar na 
Alternativa 2 divide o fluxo de corrente entre os circuitos. Para a penetração de 30%, foram 
substituídos em média 150 metros de condutores na Alternativa 1 para reduzir a porcentagem 
de condutores em sobrecarga de 1,09% para menos que 0,01%. Para a Alternativa 2, foram 
substituídos em média 108 metros de condutores para reduzir a porcentagem de condutores em 
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sobrecarga de 1,09% para uma porcentagem menor do que 0,01%. O custo de aplicação para 
avaliação financeira de cada alternativa de solução é discutido no Capítulo 6. 
Existem redes secundárias com características particulares que devem ser 
observadas caso a caso. Por exemplo, o recondutoramento máximo indicado na metodologia 
para a penetração de 30% foi de 2.023 metros na Alternativa 1 e 1.884 metros na Alternativa 2, 
certamente as redes que indicam resultados dessas proporções devem ser estudadas de maneira 
particular e mitigadas com soluções específicas. Para diminuir o impacto desses casos 
particulares nos resultados usa-se o conceito de 95º percentil, este conceito indica o valor que 
engloba 95% dos resultados, permitindo que 5% dos resultados sejam considerados erros ou 
situações atípicas (outliers). Para a penetração de 30%, 95% do recondutoramento realizado na 
Alternativa 1 foi inferior a 438 metros e para a Alternativa 2 foi inferior a 327 metros. Portanto, 
é possível afirmar com 95% de certeza que para penetração de 30% o recondutoramento 
máximo necessário é de 438 metros para a Alternativa 1, e 327 metros para a Alternativa 2. 
5.1.3 Mitigação da Violação do Limite de Tensão Mínima 
A porcentagem de casos analisados – dado pelo número de redes vezes o número 
de cenários analisados – que apresentam violação na magnitude de tensão em algum dos seus 
consumidores é apresentada na Tabela 5.9. É apresentada a porcentagem de redes de 
distribuição que apresentam violação de tensão no Caso base (estado inicial) e após a aplicação 
de cada uma das alternativas de solução. Na Tabela 5.10 é mostrada a porcentagem de 
consumidores com violação de tensão em relação ao total de consumidores, considerando 
somente os cenários das redes secundárias que apresentaram violação de tensão mínima em 
pelo menos um consumidor. 
 
Tabela 5.9 – Porcentagem de casos analisados com violação de tensão nos consumidores. 
Penetração Caso base Alternativa 1 (sem desmembramento) 
Alternativa 2 
(com desmembramento) 
10% 24,93% < 0,01% < 0,01% 
20% 48,38% 0,91% 0,09% 




Tabela 5.10 – Porcentagem de consumidores com violação de tensão em relação a todos os consumidores 
das redes secundárias com violação de tensão mínima. 
Penetração Caso base Alternativa 1 (sem desmembramento) 
Alternativa 2 
(com desmembramento) 
10% 3,76% 0,01% < 0,01% 
20% 11,31% 0,13% 0,01% 
30% 21,82% 0,41% 0,05% 
 
Ambas as alternativas de solução mitigam a violação da magnitude de tensão nos 
consumidores, entretanto, existem redes em que as soluções consideradas são insuficientes para 
a solução completa do problema. Para a penetração de 30%, 66,88% dos casos analisados 
apresentam violação de tensão em algum consumidor no Caso base, sendo que 21,82% dos 
consumidores dessas redes apresentam violação. A Alternativa 1 reduz a quantidade de redes 
secundárias com violação para 2,35%, sendo que 0,41% dos consumidores dessas redes sofrem 
tal violação. Após as soluções da Alternativa 2, a quantidade de redes com violação é de apenas 
0,41%, sendo que a violação acontece em 0,05% dos consumidores. 
Na Tabela 5.11, na Tabela 5.12 e na Tabela 5.13, é apresentada a quantidade de 
consumidores com violação na magnitude de tensão por rede secundária antes da aplicação das 
soluções, após a aplicação da Alternativa 1 e após a aplicação da Alternativa 2, 
respectivamente. São apresentados: a quantidade média, o 95º percentil e o valor máximo de 
consumidores impactados por rede. 
 
Tabela 5.11 – Consumidores com violação de tensão no Caso base por rede de secundária. 
Penetração Quantidade média de consumidores 






10% 6 17 246 
20% 10 27 293 
30% 14 37 293 
 
Tabela 5.12 – Consumidores com violação de tensão na Alternativa 1 por rede de secundária. 
Penetração Quantidade média de consumidores 






10% 0 0 33 
20% 0 0 99 




Tabela 5.13 – Consumidores com violação de tensão na Alternativa 2 por rede de secundária. 
Penetração Quantidade média de consumidores 






10% 0 0 17 
20% 0 0 80 
30% 0 0 116 
 
Assim como nos resultados de recondutoramento, a análise dos resultados a partir 
do valor máximo é ineficiente. A média de consumidores com violação na magnitude de tensão 
no Caso base para 30% de penetração é de 14 consumidores com violação de tensão por rede, 
após a aplicação da Alternativa 1 e da Alternativa 2 a média dos consumidores com violação 
na magnitude de tensão é menor que 1, é importante lembrar que são consideradas somente as 
redes que apresentaram violação de tensão em pelo menos um consumidor no Caso base. 
Para a penetração de 30%, o 95º percentil da quantidade de consumidores com 
violação de tensão por rede secundária no Caso base é 37 consumidores e após a aplicação da 
Alternativa 1 e da Alternativa 2 o 95º percentil é igual a zero. O valor máximo não é nulo porque 
em pouquíssimos casos ainda há violação de tensão, deixando de ser representativos e impactar 
na média e 95º percentil. O custo de aplicação de cada alternativa de solução é discutido no 
Capítulo 6. 
De acordo com o Módulo 8 do PRODIST, a distribuidora deve compensar os 
titulares das unidades consumidoras que estiverem submetidas a tensões de atendimento fora 





























DRPM é igual a 3,0%; 
DRCM é igual a 0,5%; 
DRP é a duração relativa da violação da tensão precária do consumidor; 
DRC é a duração relativa da violação da tensão crítica do consumidor; 
k1 = 0, se DRP ≤ DRPM; e k1 = 3, se DRP > DRPM; 
k2 = 0, se DRC ≤ DRCM; e k2 = 7, se DRC > DRCM; 
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EUSD é o valor do encargo de uso do sistema de distribuição correspondente ao mês de 
referência da última medição. 
 
Na Tabela 5.14, na Tabela 5.15 e na Tabela 5.16 são apresentados a porcentagem 
de redes secundárias com pelo menos um consumidor com violação de tensão, o valor médio 
da compensação obrigatória total por rede violada, o 95º percentil e o valor máximo da 
compensação financeira obrigatória das redes violadas considerando as diferentes penetrações 
estudadas e as alternativas de solução. O valor de EUSD utilizado é baseado na Cartilha 
ABRADEE 2016 [33] em que o consumo médio na região Sudeste é 163 kWh/mês e a Tarifa 
de Uso do Sistema de Distribuição (TUSD) é R$ 0,229/kWh. 
 















10% 24,93% 43,69 160,32 3.698,62 
20% 48,38% 86,92 308,88 8.134,04 
30% 66,88% 142,00 498,88 11.608,76 
 















10% < 0,01% 27,03 141,53 319,13 
20% 0,91 % 28,67 120,48 1.365,14 
30% 2,35% 38,30 161,76 1.445,81 
 















10% < 0,01% 46,56 136,87 195,73 
20% 0,09% 30,68 135,70 781,67 
30% 0,41% 27,11 120,80 1.410,96 
 
O aumento da penetração de VEP aumenta a quantidade de casos de violação na 
magnitude de tensão nos consumidores, entretanto, as alternativas de solução aplicadas mitigam 
drasticamente este impacto. Para a penetração de 10%, a porcentagem de redes secundárias com 
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violação de tensão é de 24,93%; considerando somente os casos com violação, o 95º percentil 
da compensação obrigatória nas redes violadas é de R$ 160,32 ao mês por rede secundária e o 
valor máximo é R$ 3.698,62 ao mês por rede secundária. A utilização das alternativas de 
solução diminui a porcentagem de redes secundárias com violação para valores inferiores a 
0,01%, sendo que o valor máximo da compensação na Alternativa 1 é R$ 319,13 e na 
Alternativa 2 é R$ 195,73 ao mês por rede secundária com violação. Para a penetração de 20%, 
o custo máximo da compensação no caso base é R$ 8.134,04, sendo que 48,38% das redes 
secundárias apresentam violação de tensão em pelo menos um consumidor, após a Alternativa 1 
a compensação máxima é de R$ 1.365,14 e após a Alternativa 2 o valor máximo é de R$ 781,67. 
Para 30% de penetração, o custo máximo da compensação é de R$ 11.608,76 antes as soluções 
propostas, após a Alternativa 1 a compensação máxima diminui para R$ 1.445,81 e após a 
Alternativa 2 a compensação diminui para R$ 1.410,96. 
Como discutido no Capítulo 3, a elevação do perfil de tensão de todo o alimentador 
é possível através do ajuste da tensão do equivalente de rede. Aumentando a magnitude de 
tensão do equivalente de rede (o que equivale à elevação do tap do transformador da 
subestação), o perfil de tensão de todo o alimentador também é elevado. Assim, as soluções 
utilizadas nas duas alternativas apresentadas são capazes de corrigir as violações que não são 
eliminadas. Na Seção 5.2, é apresentada uma variação do sistema apresentado considerando 
que a tensão do equivalente de rede é ajustada em 1,03 pu. 
5.1.4 Mitigação do Aumento das Perdas 
Na Tabela 5.17, na Tabela 5.18 e na Tabela 5.19 são apresentados os resultados de 
energia ativa diária perdida para o Caso base, a Alternativa 1 e a Alternativa 2, respectivamente. 
É apresentado o valor médio, o 95º percentil e o máximo de perdas – são consideradas somente 
os cenários das redes que apresentam pelo menos uma violação de aspecto técnico no 
Caso base. 
 
Tabela 5.17 – Perdas diárias totais por caso analisado no Caso base. 
Penetração Média de perdas [kWh] 
95º percentil de 
perdas [kWh] 
Máximo de perdas 
[kWh] 
10% 17,01 27,70 65,02 
20% 19,06 31,50 115,34 




Tabela 5.18 – Perdas diárias totais por caso analisado utilizando-se a Alternativa 1. 
Penetração Média de perdas [kWh] 
95º percentil de 
perdas [kWh] 
Máximo de perdas 
[kWh] 
10% 15,79 25,46 55,94 
20% 16,93 27,29 65,43 
30% 18,22 29,49 80,60 
 
Tabela 5.19 – Perdas totais por caso analisado utilizando-se a Alternativa 2. 
Penetração Média de perdas [kWh] 
95º percentil de 
perdas [kWh] 
Máximo de perdas 
[kWh] 
10% 20,50 33,46 63,95 
20% 21,62 35,09 67,11 
30% 22,77 36,86 84,89 
 
Durante a recarga de veículos elétricos, a corrente que flui por condutores e 
transformadores aumenta para atender a nova demanda, assim as perdas elétricas nesses 
equipamentos aumentam com o quadrado do novo valor de corrente. Para o Caso base, o 95º 
percentil das perdas diárias para 10% de penetração é de 27,70 kWh, para 20% de penetração 
as perdas aumentam para 31,50 kWh e para a penetração de 30% a perdas são 36,57 kWh. 
O recondutoramento presente em ambas alternativas de solução diminui as perdas 
elétricas devido à diminuição da impedância da rede secundária entre a fonte e os pontos de 
entrega de energia. A substituição do transformador abaixador por um equipamento de maior 
potência diminui as perdas elétricas nos enrolamentos, entretanto, as perdas no ferro do 
transformador aumentam visto que o material ferromagnético necessário para a construção de 
um equipamento de maior potência também é maior, assim, a variação das perdas elétricas na 
Alternativa 1 está condicionada principalmente à substituição, ou não, do transformador. De 
modo análogo, a instalação de um novo transformador executado durante o desmembramento 
do circuito preliminar da Alternativa 2 também condiciona diretamente os resultados da 
Alternativa 2. Para a penetração de 30%, como dito anteriormente, o 95º percentil das perdas 
diárias é 36,57 kWh, a Alternativa 1 reduz as perdas para 29,49 kWh e na Alternativa 2 as 
perdas são 36,86 kWh. Sem a consideração das perdas no ferro e para a penetração de 30%, as 
perdas para o Caso base, a Alternativa 1 e a Alternativa 2 são, respectivamente, 27,66 kWh, 
19,38 kWh e 17,42 kWh. É possível verificar a diminuição das perdas totais das redes 
secundárias com a aplicação das alternativas de solução e principalmente a influência das 
perdas no ferro no resultado apresentado. 
Uma segunda análise das perdas das redes secundárias (casos analisados) pode ser 
feita através do coeficiente de perdas, definido como a relação entre o total de perdas elétricas 
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e a potência entregue ao(s) transformador(es). Na Tabela 5.20, Tabela 5.21 e Tabela 5.22 são 
apresentados os coeficientes de perdas para os três cenários de análise (Caso base, Alternativa 1 
e Alternativa 2) nas três penetrações consideradas neste estudo (10%, 20% e 30%), para 
comparação na Tabela 5.20 também é apresentado o coeficiente de perdas para o caso inicial 
sem a instalação de eletropostos – penetração de 0%. 
 
Tabela 5.20 – Coeficiente de perdas por rede de secundária no Caso base. 
Penetração Coeficiente médio de perdas 




máximo de perdas 
0% 4,36% 6,44% 99,72% 
10% 4,24% 5,63% 54,24% 
20% 4,41% 5,81% 52,25% 
30% 4,61% 6,08% 46,47% 
 
Tabela 5.21 – Coeficiente de perdas por rede de secundária utilizando-se a Alternativa 1. 
Penetração Coeficiente médio de perdas 




máximo de perdas 
10% 3,95% 5,23% 53,93% 
20% 3,95% 5,13% 51,89% 
30% 3,97% 5,07% 46,27% 
 
Tabela 5.22 – Coeficiente de perdas por rede de secundária utilizando-se a Alternativa 2. 
Penetração Coeficiente médio de perdas 




máximo de perdas 
10% 5,10% 7,67% 58,57% 
20% 5,02% 7,45% 60,89% 
30% 4,96% 7,22% 55,28% 
 
A utilização do coeficiente de perdas nas análises é interessante pelo fato de que o 
aumento da penetração de veículos elétricos aumenta o consumo de energia elétrica, além de 
aumentar as perdas, assim é possível uma análise real de eficiência das redes secundárias. Por 
exemplo, para o Caso base a perda média para a penetração de 20% é 19,06 kWh e para a 
penetração de 30% é 21,52 kWh, um aumento de 2,46 kWh ou 12,91%, entretanto, o coeficiente 
de perdas para a penetração de 20% é de 4,41% e para a penetração de 30% é de 4,61%, um 
aumento percentual de apenas 0,20%. O coeficiente máximo de perdas apresenta valores 
percentuais elevados que são constatados em redes secundárias de baixa demanda, nesses casos 
a perda no ferro do transformador é a maior parcela de perdas totais. 
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O 95º percentil do coeficiente de perdas para a penetração de 30% é de 6,08% no 
Caso base, 5,07% na Alternativa 1 e 7,22% na Alternativa 2, novamente é possível verificar o 
efeito das perdas no ferro dos transformadores. 
5.2 Resultados Respeitando Práticas Recomendadas 
Nesta seção, os resultados se diferem dos resultados da Seção 5.1 por se considerar 
a elevação do tap do transformador da subestação, representada pelo ajuste da tensão da fonte 
de tensão do equivalente de rede, e pelo uso de eletropostos bifásicos ou trifásicos. Detalhes 
das premissas adotadas nas simulações desta seção são apresentados a seguir. 
• A magnitude de tensão da fonte do equivalente de rede é ajustada em 1,03 pu. Este 
valor foi obtido em função de informações fornecidas por integrantes da equipe 
técnica de concessionárias brasileiras e partindo-se do pressuposto que antes de 
realizar todos os reforços de infraestrutura, é interessante elevar o tap do regulador 
de tensão da subestação, sempre que possível; 
• Apenas consumidores bifásicos e trifásicos são elegíveis para receber um 
eletroposto e nenhum consumidor pode receber mais de um eletroposto. Esta 
premissa parte do pressuposto que o veículo elétrico seguirá a tendência de conexão 
dos chuveiros elétricos. Neste caso, assume-se que: 
 Consumidores bifásicos eleitos recebem eletropostos bifásicos de 3,3 kW 
conectados entre suas duas fases; 
 Consumidores trifásicos eleitos recebem eletropostos bifásicos de 3,3 kW 
conectados entre duas de suas fases selecionadas aleatoriamente; 
• O início de cada recarga é selecionado aleatoriamente, seguindo uma distribuição 
uniforme, dentro do período de 18:00 a 21:00, em intervalos de 15 minutos, 
conforme descrito em 4.3.1; 
• A distância percorrida durante o dia por cada proprietário é selecionada a partir da 
distribuição log-normal apresentada em 4.3.2. A distância selecionada é convertida 
em duração de recarga considerando a potência do eletroposto instalado e o consumo 
de 0,18 kWh/km típico de VEPs; 
• Os eletropostos são alocados até que cada uma das redes apresente penetrações de 
10%, 20% e 30% de penetração, as diferentes penetrações são simuladas 
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separadamente. As redes são simuladas para 200 cenários diferentes para fornecer 
resultados mais abrangentes. 
5.2.1 Mitigação da Sobrecarga em Transformadores de 
Distribuição 
A porcentagem de casos analisados com sobrecarga no transformador de 
distribuição é apresentada na Tabela 5.23. São apresentados os resultados para as três 
penetrações consideradas no Caso base (estado inicial) e após a aplicação de cada uma das 
alternativas de solução. 
 
Tabela 5.23 – Porcentagem de casos analisados com sobrecarga de transformador. 
Penetração Caso base Alternativa 1 (sem desmembramento) 
Alternativa 2 
(com desmembramento) 
10% 0,40% < 0,01% < 0,01% 
20% 6,41% < 0,01% < 0,01% 
30% 16,52% 0,02% < 0,01% 
 
Comparando a Tabela 5.23 e a Tabela 5.1, a utilização de apenas eletropostos 
bifásicos elevou a porcentagem de transformadores em sobrecarga, principalmente para as 
penetrações de 10% e 20%, visto que eletropostos bifásicos drenam uma corrente levemente 
maior do que o monofásico. Para a penetrações entre 20% e 30% algumas redes secundárias 
estudadas não possuem consumidores bifásicos e trifásicos suficientes para alocação da 
quantidade de eletropostos definida pela penetração, assim, o aumento da penetração a partir 
deste ponto é irrelevante visto que todos os consumidores bifásicos e trifásicos recebem 
eletropostos e os eletropostos restantes são desprezados, e consequentemente a violação dos 
aspectos técnicos não avança. Para a penetração de 20%, o aumento é de 4,11% para 6,41%. 
Apesar do aumento da porcentagem de sobrecarga, ambas as alternativas de solução são 
eficientes na mitigação da sobrecarga, sendo que a máxima porcentagem de violação após as 
soluções é de 0,02%. 
Na Tabela 5.24, na Tabela 5.25 e na Tabela 5.26, é apresentada a distribuição dos 
transformadores das redes estudadas após a aplicação da Alternativa 1, a partir da quantidade 
de redes secundárias que possuem cada um dos equipamentos iniciais é apresentado a 
porcentagem dessas redes que mantiveram seu transformador ou que necessitaram e um 




Tabela 5.24 – Distribuição dos transformadores após aplicação da Alternativa 1 (10% de penetração). 
Equipamento 
inicial [kVA] 
Equipamento após a aplicação da Alternativa 1 [kVA] 
15,0 30,0 45,0 75,0 88,0* 112,5 150,0 
15,0 95,08% 4,92% - - - - - 
30,0 - 99,15% 0,85% - - - - 
45,0 - - 99,76% 0,24% - - - 
75,0 - - - 99,94% - 0,06% - 
88,0 - - - - 100% - - 
112,5 - - - - - 100% - 
* Transformadores de distribuição de 88,0 kVA não foram considerados para substituição 
Tabela 5.25 – Distribuição dos transformadores após aplicação da Alternativa 1 (20% de penetração). 
Equipamento 
inicial [kVA] 
Equipamento após a aplicação da Alternativa 1 [kVA] 
15,0 30,0 45,0 75,0 88,0* 112,5 150,0 
15,0 84,44% 15,22% 0,34% - - - - 
30,0 - 87,65% 12,08% 0,27% - - - 
45,0 - - 93,55% 6,44% - 0,02% - 
75,0 - - - 99,12% - 0,78% 0,10% 
88,0 - - - - 99,94% 0,06% - 
112,5 - - - - - 99,86% 0,14% 
* Transformadores de distribuição de 88,0 kVA não foram considerados para substituição 
Tabela 5.26 – Distribuição dos transformadores após aplicação da Alternativa 1 (30% de penetração). 
Equipamento 
inicial [kVA] 
Equipamento após a aplicação da Alternativa 1 [kVA] 
15,0 30,0 45,0 75,0 88,0* 112,5 150,0 
15,0 72,44% 25,84% 1,57% 0,15% - - - 
30,0 - 73,70% 22,69% 3,61% -   
45,0 - - 80,83% 18,87% - 0,30% - 
75,0 - - - 95,20% - 4,59% 0,20% 
88,0 - - - - 98,00% 1,49% 0,51% 
112,5 - - - - - 99,01% 0,99% 
* Transformadores de distribuição de 88,0 kVA não foram considerados para substituição 
É possível verificar novamente que para a penetração de 30% algumas redes não 
possuem a quantidade de consumidores bifásicos/trifásicos suficientes para alocação de todos 
os eletropostos bifásicos definidos, diminuindo a sobrecarga dos transformadores em relação a 
subseção anterior, principalmente em redes com transformadores menores onde prevalece a 
conexão monofásica de consumidores – 15,0 kVA e 30,0 kVA. Entretanto, de modo geral, a 
utilização de eletropostos bifásicos aumenta a sobrecarga dos transformadores e provoca a 
instalação de transformadores de maior potência nominal. As redes que originalmente possuem 
transformadores de 15,0 kVA não necessitam da substituição do equipamento em 72,44% dos 
casos, sendo que na subseção anterior a porcentagem é de 71,71%, entretanto, em 0,15% dos 
casos os transformadores de 15,0 kVA são substituídos por equipamentos de 75,0 kVA, 
situação que não ocorre na subseção anterior. 
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Para a penetração de 10%, mais de 99,15% das redes secundárias que possuem 
transformadores de potência igual, ou maior, que 30,0 kVA não necessitam de substituição do 
equipamento por transformadores maiores, redes secundárias que possuem transformadores de 
15,0 kVA têm seu transformador substituído por um equipamento de 30,0 kVA em 4,92% dos 
casos. Para penetração de 20%, redes secundárias que possuem transformadores de 75,0 kVA 
ou maiores não necessitam de substituição em mais de 99,12% dos casos, redes secundárias 
com transformadores de 15,0 kVA necessitam de equipamentos de 30,0 kVA em 15,22% dos 
casos, redes de 30 kVA necessitam de transformadores de 45,0 kVA em 12,08% dos casos e 
redes de 45 kVA necessitam de equipamentos de 75,0 kVA em 6,44% dos casos. Para 
penetração de 30%, redes secundárias de 88,0 kVA ou maior não necessitam de substituição de 
transformador em 98,00% dos casos, equipamentos de 88,0 kVA são substituídos por 
equipamentos de 112,5 kVA em 1,49% dos casos e equipamentos de 112,5 kVA são 
substituídos por equipamentos de 150,0 kVA em 0,99% dos casos. O custo de aplicação de cada 
alternativa de solução é discutido no Capítulo 6. 
5.2.2 Mitigação da Sobrecarga em Condutores 
Na Tabela 5.27 é apresentado o resultado de sobrecarga de condutores para três 
penetrações consideradas no Caso base e após as duas alternativas de solução. Na Tabela 5.28 
é mostrada a porcentagem de ramos com condutores em sobrecarga considerando todas as redes 
secundárias com esta violação. 
 
Tabela 5.27 – Porcentagem de casos analisados com sobrecarga de condutor. 
Penetração Caso base Alternativa 1 (sem desmembramento) 
Alternativa 2 
(com desmembramento) 
10% 4,03% 0,01% < 0,01% 
20% 13,93% 0,03% 0,01% 
30% 25,24% 0,13% 0,05% 
 
Tabela 5.28 – Porcentagem de ramos com condutores em sobrecarga. 
Penetração Caso base Alternativa 1 (sem desmembramento) 
Alternativa 2 
(com desmembramento) 
10% 0,10% < 0,01% < 0,01% 
20% 0,39% < 0,01% < 0,01% 
30% 0,82% < 0,01% < 0,01% 
 
Relacionando os resultados de sobrecarga de condutores apresentados na 
Subseção 5.1.2 com os resultados da Tabela 5.27 e da Tabela 5.28 é possível confirmar a 
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diminuição da sobrecarga de condutores devido a utilização de eletropostos bifásicos, visto que 
apesar de eletropostos bifásicos possuírem potências nominais maiores, a corrente é dividida 
entre duas fases. Para a penetração de 30%, a utilização de somente eletropostos bifásicos reduz 
a sobrecarga de 32,21% das redes secundárias para 25,24% e para as penetrações de 20% e 10% 
a redução é de 16,13% para 13,93% e de 5,02% para 4,03%, respectivamente. Com a redução 
da sobrecarga no Caso base, as alternativas de solução apresentam melhor desempenho, por 
exemplo, para a penetração de 30% a porcentagem de redes impactadas após a aplicação da 
Alternativa 1 é reduzida de 0,17% para 0,13% e após a Alternativa 2 a redução é de 0,07% para 
0,05%. 
Na Tabela 5.29 e Tabela 5.30 são apresentados, respectivamente, os dados do 
recondutoramento efetuado nas alternativas de solução 1 e 2 considerando somente as redes em 
que ocorre o recondutoramento. Os dados apresentados são: o comprimento médio, o 95º 
percentil e o valor máximo do recondutoramento efetuado. 
 
Tabela 5.29 – Comprimento do recondutoramento realizado ao utilizar a Alternativa 1. 
Penetração Comprimento 
médio [m] 




10% 47 149 758 
20% 39 102 1.078 
30% 46 123 1.305 
 
Tabela 5.30 – Comprimento do recondutoramento realizado ao utilizar a Alternativa 2. 
Penetração Comprimento 
médio [m] 




10% 30 85 689 
20% 32 77 611 
30% 42 101 765 
 
A utilização de somente eletropostos bifásicos reduz a necessidade de 
recondutoramento das redes secundárias. Comparando com os resultados na Subseção 5.1.2, a 
Alternativa 1 apresenta variação maior nos resultados do que a Alternativa 2, isto ocorre porque 
a sobrecarga de condutores é mitigada em parte pelo desmembramento preliminar da 
Alternativa 2. O 95º percentil do recondutoramento para a penetração de 30% na Alternativa 1 
é de 123 metros, sendo que na subseção anterior é de 438 metros, para a Alternativa 2 o 95º 
percentil do recondutoramento é de 101 metros e na subseção anterior é de 327 metros. 
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5.2.3 Mitigação da Violação do Limite de Tensão Mínima 
A porcentagem de casos analisados que apresentam violação na magnitude de 
tensão em pelo menos um dos seus consumidores é apresentada na Tabela 5.31 para o Caso base 
(estado inicial) e após a aplicação de cada uma das alternativas de solução. Na Tabela 5.32, é 
mostrada a porcentagem de consumidores com violação de tensão considerando todas as redes 
secundárias (todos os casos analisados) com esta violação. 
 
Tabela 5.31 – Porcentagem de casos analisados com violação de tensão nos consumidores. 
Penetração Caso base Alternativa 1 (sem desmembramento) 
Alternativa 2 
(com desmembramento) 
10% 2,49% < 0,01% < 0,01% 
20% 3,57% 0,01% < 0,01% 
30% 9,78% 0,02% < 0,01% 
 
Tabela 5.32 – Porcentagem de consumidores com violação de tensão. 
Penetração Caso base Alternativa 1 (sem desmembramento) 
Alternativa 2 
(com desmembramento) 
10% 0,25% < 0,01% < 0,01% 
20% 0,64% < 0,01% < 0,01% 
30% 2,17% < 0,01% < 0,01% 
 
O objetivo principal da elevação da tensão do equivalente de rede é a diminuição 
da violação da magnitude de tensão nos consumidores e os resultados confirmam sua eficácia. 
Na Subseção 5.1.3 a porcentagem de redes que apresentam violação de tensão para 30% de 
penetração no Caso base é 66,88%, este resultado é drasticamente reduzido para 9,78% com a 
elevação da tensão do equivalente de rede, a porcentagem de consumidores com violação de 
tensão diminui de 21,82% para 2,17%. Com a diminuição da violação no Caso base, as 
alternativas de solução apresentam melhor desempenho na mitigação das violações restantes, 
para a penetração de 30% a porcentagem de redes com violação de tensão diminui de 2,35% 
para 0,02% na Alternativa 1 e na Alternativa 2 a violação é praticamente eliminada. 
Na Tabela 5.33, Tabela 5.34 e Tabela 5.35 é apresentada a quantidade de 
consumidores que apresentam violação na magnitude de tensão antes da aplicação das soluções, 
após a aplicação da Alternativa 1 e após a aplicação da Alternativa 2, respectivamente. São 
apresentados a quantidade média, o 95º percentil e o valor máximo de consumidores impactados 




Tabela 5.33 – Consumidores com violação de tensão por rede de secundária no Caso base. 
Penetração Quantidade média de consumidores 






10% 4 11 134 
20% 7 20 273 
30% 9 25 293 
 
Tabela 5.34 – Consumidores com violação de tensão por rede de secundária ao utilizar a Alternativa 1. 
Penetração Quantidade média de consumidores 






10% 0 0 19 
20% 0 0 21 
30% 0 0 69 
 
Tabela 5.35 – Consumidores com violação de tensão por rede de secundária ao utilizar a Alternativa 2. 
Penetração Quantidade média de consumidores 






10% 0 0 6 
20% 0 0 2 
30% 0 0 9 
 
Assim como nos resultados anteriores, a elevação da tensão do equivalente de rede 
diminuiu drasticamente a quantidade de consumidores com violação de tensão por rede e 
aumentou a eficiência das alternativas de solução aplicadas. Com a tensão do equivalente de 
rede em 1,00 pu o 95º percentil de consumidores com violação de tensão por rede para a 
penetração de 30% é de 37 consumidores no Caso base; a elevação da tensão reduz esta 
quantidade para 25 no Caso base e elimina a violação após as alternativas de solução. 
Na Tabela 5.36, na Tabela 5.37 e na Tabela 5.38 são apresentados a porcentagem 
de redes secundárias com pelo menos um consumidor com violação de tensão, o valor médio 
da compensação obrigatória das redes violadas, o 95º percentil e o valor máximo da 
compensação financeira obrigatória das redes violadas considerando as diferentes penetrações 
estudadas e as alternativas de solução. O cálculo da compensação é feito por consumidor a 
partir de (5.1) e o valor de EUSD utilizado é baseado na Cartilha ABRADEE 2016 [33] em que 
o consumo médio na região Sudeste é 163 kWh/mês e a Tarifa de Uso do Sistema de 



















10% 2,49% 25,27 97,74 2.412,40 
20% 3,57% 44,06 122,67 6.502,44 
30% 9,78% 56,87 179,92 9.311,13 
 















10% < 0,01% 43,08 74,27 80,30 
20% 0,01% 31,90 66,49 94,11 
30% 0,02% 29,70 83,60 357,27 
 















10% < 0,01% 64,80 71,93 73,10 
20% < 0,01% 70,07 74,27 74,27 
30% < 0,01% 65,47 74,27 74,27 
 
A elevação do tap do regulador de tensão da subestação diminui o valor da 
compensação obrigatória por rede secundária. Para a penetração de 30% o valor máximo da 
compensação obrigatória diminui de R$ 11.608,76 para R$ 9.311,13 no caso base, de 
R$ 1.445,81 para R$ 357,27 após a Alternativa 1 e de R$ 1.410,96 para R$ 74,27 após a 
Alternativa 2, sendo que no caso base a porcentagem de redes secundárias com violação de 
tensão diminui de 66,88% para apenas 9,78%. 
5.2.4 Mitigação do Aumento das Perdas 
Na Tabela 5.39, na Tabela 5.40 e na Tabela 5.41 são apresentados os resultados de 
energia ativa diária perdida para o Caso base, a Alternativa 1 e a Alternativa 2, respectivamente. 
É apresentado o valor médio, o 95º percentil e o máximo de perdas – são consideradas somente 




Tabela 5.39 – Perdas diárias totais por caso analisado no Caso base. 
Penetração Média de perdas [kWh] 
95º percentil de 
perdas [kWh] 
Máximo de perdas 
[kWh] 
10% 18,61 30,26 61,34 
20% 21,31 34,14 111,52 
30% 23,01 37,82 266,03 
 
Tabela 5.40 – Perdas diárias totais na Alternativa 1 por caso analisado. 
Penetração Média de perdas [kWh] 
95º percentil de 
perdas [kWh] 
Máximo de perdas 
[kWh] 
10% 17,64 28,86 53,64 
20% 19,72 31,55 58,65 
30% 20,73 33,36 64,15 
 
Tabela 5.41 – Perdas totais na Alternativa 2 por caso analisado. 
Penetração Média de perdas [kWh] 
95º percentil de 
perdas [kWh] 
Máximo de perdas 
[kWh] 
10% 22,60 36,24 62,31 
20% 23,48 37,31 70,17 
30% 24,17 38,71 76,43 
 
Eletropostos bifásicos possuem potência nominal maior do que de eletropostos 
monofásicos, entretanto sua demanda durante a recarga é dividida entre duas fases, assim, a 
utilização de eletropostos bifásicos leva a uma diminuição da corrente por fase que flui pelos 
equipamentos das redes secundárias e consequentemente a uma diminuição das perdas. 
Na Seção 5.1.4 verificou-se que a Alternativa 1 diminui as perdas elétricas através 
do recondutoramento e da substituição do transformador abaixador e que na Alternativa 2 as 
perdas no ferro proveniente da instalação do novo transformador durante o desmembramento 
preliminar levam a um aumento das perdas. A tendência verificada é confirmada nesta seção, 
sendo que na penetração de 30% o 95º percentil das perdas elétricas são 37,82 kWh no 
Caso base, 33,36 kWh na Alternativa 1 e 38,71 kWh na Alternativa 2. 
Na Tabela 5.42, na Tabela 5.43 e na Tabela 5.44 são apresentados os coeficientes 
de perdas para os três cenários de análise (Caso base, Alternativa 1 e Alternativa 2) nas três 
penetrações consideradas neste estudo (10%, 20% e 30%), para comparação na Tabela 5.42 
também é apresentado o coeficiente de perdas para o caso inicial sem a instalação de 




Tabela 5.42 – Coeficiente de perdas por rede de secundária no Caso base. 
Penetração Coeficiente médio de perdas 




máximo de perdas 
0% 4,26% 6,38% 99,72% 
10% 4,38% 6,41% 38,99% 
20% 4,37% 5,77% 30,04% 
30% 4,53% 5,91% 33,91% 
 
Tabela 5.43 – Coeficiente de perdas por rede de secundária ao utilizar a Alternativa 1. 
Penetração Coeficiente médio de perdas 




máximo de perdas 
10% 4,16% 5,98% 38,64% 
20% 4,05% 5,21% 29,72% 
30% 4,11% 5,13% 23,86% 
 
Tabela 5.44 – Coeficiente de perdas por rede de secundária ao utilizar a Alternativa 2. 
Penetração Coeficiente médio de perdas 




máximo de perdas 
10% 5,36% 9,16% 45,39% 
20% 4,83% 7,30% 41,48% 
30% 4,79% 6,75% 32,15% 
 
Para o Caso base a perda média para a penetração de 20% é 21,31 kWh e para a 
penetração de 30% é 23,01 kWh, um aumento de 1,70 kWh ou 7,98%, entretanto, o coeficiente 
de perdas para a penetração de 20% é de 4,37% e para a penetração de 30% é de 4,53%, um 
aumento percentual de apenas 0,16%. O coeficiente máximo de perdas apresenta valores 
percentuais elevados que são constatados em redes secundárias de baixa demanda, nesses casos 
a perda no ferro do transformador é a maior parcela de perdas totais. 
O 95º percentil do coeficiente de perdas para a penetração de 30% é de 6,41% no 
Caso base, 5,98% na Alternativa 1 e 9,16% na Alternativa 2, novamente é possível verificar o 
efeito das perdas no ferro dos transformadores. 
5.3 Considerações Parciais 
Neste capítulo a metodologia de solução proposta foi aplicada a mais de 25 mil 
redes secundárias brasileiras reais para investigar a eficácia das principais melhorias de 
infraestrutura necessárias para absorver a recarga de veículos elétricos sem um controle direto 
da recarga por parte da concessionária. Ressalta-se que as soluções foram estruturadas de forma 
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a solucionar exclusivamente os impactos técnicos relacionados à recarga dos veículos elétricos, 
sem considerar o aumento de outras cargas no horizonte de curto a longo prazo por não ser o 
foco do trabalho. 
As alternativas de solução empregadas se mostraram eficazes na mitigação dos 
aspectos técnicos agravados pela recarga de veículos elétricos, principalmente quando a tensão 
da subestação foi elevada a fim de mitigar de forma preliminar a violação de tensão, que é o 
aspecto técnicos mais restritivo. A premissa da utilização de somente eletropostos bifásicos 
aumenta a sobrecarga nos transformadores de distribuição, visto que a potência dos eletropostos 
bifásicos é maior do que a potência de eletropostos monofásicos, entretanto, a utilização desses 
eletropostos melhora a sobrecarga de condutores, dado que apesar da maior potência a corrente 
da recarga é dividida entre duas fases. 
Em alguns cenários as alternativas aplicadas não solucionaram totalmente o 
problema, principalmente para as premissas iniciais de estudo. As redes que as alternativas não 
obtiveram sucesso podem ser divididas em dois grupos: (i) redes com configurações atípicas, 
como um elevado número de consumidores ou redes muito longas; ou (ii) redes em que foram 
necessários transformadores ou condutores com características nominais que não foram 
disponibilizadas para o algoritmo, como por exemplo transformadores maiores que 150,0 kVA. 
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6 RESULTADOS ASSOCIADOS AOS CUSTOS 
No capítulo anterior, as metodologias de solução desenvolvidas foram aplicadas a 
mais de 25 mil redes secundárias brasileiras reais a fim de determinar as alterações de 
infraestrutura necessárias para contrapor os impactos técnicos causados pela penetração 
massiva de veículos elétricos. Neste capítulo, é estimado o aporte financeiro necessário para 
realizar as alterações de infraestrutura encontradas no capítulo anterior. Os dados de custos 
fornecidos por concessionárias brasileiras e por seus fornecedores homologados para a 
realização desses estudos são apresentados no Apêndice. Ressalta-se que embora esses valores 
estejam associados aos custos atuais e os níveis de penetração avaliados são futuros, eles 
permitem avaliar uma tendência do quanto esses custos representam em relação ao aumento do 
faturamento das concessionárias com a recarga dos veículos elétricos. 
Para facilitar o entendimento dos resultados e simplificar uma posterior consulta 
aos resultados, o aporte financeiro necessário é apresentado de acordo com 7 faixas definidas a 
partir da quantidade de consumidores de cada rede secundária. Na Tabela 6.1 são definidas as 
faixas para análise a partir do número de consumidores (NC) de cada rede secundária e é 
apresentada a representatividade de cada faixa dentro das 25 mil redes estudadas. 
 
Tabela 6.1 – Definição das faixas de consumidores. 
 Número de consumidores (NC) Representatividade 
Faixa 1 NC ≤ 20 13,02% 
Faixa 2 21 ≤ NC ≤ 30 17,59% 
Faixa 3 31 ≤ NC ≤ 40 22,29% 
Faixa 4 41 ≤ NC ≤ 50 19,48% 
Faixa 5 51 ≤ NC ≤ 60 13,17% 
Faixa 6 61 ≤ NC ≤ 70 6,98% 
Faixa 7 NC ≥ 71 7,47% 
 
Primeiramente apresentam-se os custos atrelados aos resultados da Seção 5.1, 
considerando as premissas iniciais de estudo, posteriormente é apresentado o custo para os 
estudos da Seção 5.2, considerando as práticas recomentadas. Uma análise dos custos das 
soluções baseadas no transformador e baseadas no recondutoramento também é feita. 
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6.1 Custos para Premissas Iniciais de Estudo 
Na Figura 6.1 são apresentadas as quantidades de cenários em que não houve 
violação e por consequência não foi necessária a aplicação de soluções, custo de solução nulo, 
para as três penetrações estudadas e considerando as premissas iniciais. Na Figura 6.2 e na 
Figura 6.3 são apresentados, respectivamente, os custos de aplicação das soluções de 
infraestrutura nas 25 mil redes avaliadas, para as três penetrações estudadas, considerando a 
Alternativa 1 (sem desmembramento) e as premissas iniciais de estudo avaliadas na Seção 5.1. 
Na Figura 6.2 e na Figura 6.3, as barras representam o custo médio e o outro intervalo 
adicionado a cada barra representa o 95º percentil. As tabelas com os resultados são 
apresentadas no Apêndice B.1. 
 





Figura 6.2 – Custo das soluções de infraestrutura da Alternativa 1 para as premissas iniciais de estudo. 
 
 
Figura 6.3 – Custo por VE das soluções de infraestrutura da Alternativa 1 para as premissas iniciais de 
estudo. 
 
O aumento do número de consumidores de uma rede secundária faz com que a 
quantidade de eletropostos instalados aumente para uma penetração fixa, em uma rede que 
possui 50 consumidores são instalados 15 eletropostos em uma penetração de 30%, de maneira 
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análoga, em uma rede que possui 100 consumidores são instalados 30 eletropostos para a 
mesma penetração de 30%. Assim, a Faixa 7 apresenta a maior quantidade de eletropostos 
instalados em comparação com as demais, e por consequência possui uma menor porcentagem 
de cenários com custo nulo e um custo médio e percentil maior. Apesar do custo da solução na 
Faixa 7 ser mais elevado, o valor médio e o 95º percentil por VEP é menor, uma vez que o custo 
é dividido em uma quantidade maior de eletropostos instalados. 
Para a penetração de 30%, a porcentagem de cenários com custo nulo é de 59,96% 
para a Faixa 1 e a porcentagem é reduzida até 4,97% para a Faixa 7. O 95º percentil do custo 
da solução por cenário violado é de R$ 11.731,56 na Faixa 1 e R$ 26.249,56 na Faixa 7. O 95º 
percentil do custo de solução por VEP nos cenários violados é de R$ 2.950,42 na Faixa 1 (redes 
com menos de 20 consumidores) e R$ 984,21 na Faixa 7 (redes com mais de 70 consumidores). 
É esperado que os resultados para a Alternativa 2 sejam superiores aos resultados 
da Alternativa 1 porque a instalação obrigatória de um novo transformador no 
desmembramento preliminar tende a elevar o custo total da solução principalmente em 
penetrações menores. Na Figura 6.4 e na Figura 6.5 são apresentados os custos de aplicação da 
Alternativa 2 (com desmembramento) e as premissas iniciais de estudo. Os resultados 
novamente desconsideram os custos de solução nulos (valores médios e 95º percentil). 
 
 





Figura 6.5 – Custo por VE das soluções de infraestrutura da Alternativa 2 para as premissas iniciais de 
estudo. 
 
As porcentagens de redes com custo nulo são idênticas às apresentadas na 
Alternativa 1 visto que o desmembramento preliminar só ocorre em redes que apresentem 
alguma violação. É possível observar que o custo de solução por cenário violado possui uma 
variação menor entre as faixas de consumidores pelo fato que o desmembramento de circuito 
possui um valor fixo para cada transformador e já mitiga preliminarmente os aspectos técnicos, 
em contraponto, o valor por VEP possui uma alta variação entre as faixas de consumidores, 
visto que a pequena variação do custo de solução por cenário violado é dividida entre uma 
quantidade menor de VEP na Faixa 1 do que na Faixa 7. 
O 95º percentil do custo da solução por cenário violado é de R$ 11.567,22 na 
Faixa 1 e R$ 25.525,83 na Faixa 7. O 95º percentil do custo de solução por VEP nos cenários 
violados é de R$ 3.974,53 na Faixa 1 e apenas R$ 962,00 na Faixa 7. 
Na Tabela 6.2 é apresentada a soma do custo médio nos 200 cenários analisados 
para adequação de todas as redes secundárias estudadas respeitando as premissas iniciais. Para 
cada rede secundária testada são simulados 200 cenários aleatórios, e os valores apresentados 
na tabela abaixo são computados fazendo o somatório do custo médio nos 200 cenários em cada 



































CT é o custo total das soluções; 
NR é o número total de redes testadas (25.949 redes); 
NCA é o número de cenários aleatórios testados em cada rede secundária (200 cenários 
aleatórios); 
Cnr,nca é o custo da solução da rede secundária nr no cenário aleatório nca; 
 
Tabela 6.2 – Custo das soluções de infraestrutura para adequação de todas as redes estudadas 
considerando as premissas iniciais de estudo. 
Penetração Alternativa 1 [milhões R$] Alternativa 2 [milhões R$] 
10% 24,73 55,85 
20% 67,85 116,84 
30% 121,43 175,42 
 
O custo para reforçar a infraestrutura de todas as redes estudadas para atender a 
penetração de 10% é de R$ 24,73 milhões de reais para a Alternativa 1 (sem a utilização do 
desmembramento de circuito) e de R$ 55,85 milhões de reais na Alternativa 2 (utilizando o 
desmembramento de circuito em todas as redes com pelo menos uma violação nos aspectos 
técnicos). Para a penetração de 20%, o custo na Alternativa 1 é de R$ 67,85 milhões de reais e 
na Alternativa 2 é de R$ 116,84 milhões de reais. Para a penetração de 30%, o custo de 
adequação de todas as redes estudadas é de R$ 121,43 milhões de reais na Alternativa 1 e de 
R$ 175,42 milhões de reais na Alternativa 2. 
6.2 Custos Respeitando Práticas Recomendadas 
Como descrito na Seção 5.2, antes da realização de todos os reforços de 
infraestrutura é interessante, sempre que possível, a elevação do tap do regulador de tensão da 
subestação, visto que a violação da magnitude de tensão é o aspecto técnico mais restritivo e a 
elevação do tap mitiga consideravelmente as violações deste aspecto. Além da elevação do tap 
do regulador de tensão, espera-se que a conexão dos veículos elétricos seguirá a tendência dos 
chuveiros elétricos de ser bifásica, ou trifásica. 
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Na Figura 6.6 são apresentadas as quantidades de cenários em que não houve 
violação e por consequência não foi necessária a aplicação de soluções, custo de solução nulo. 
Na Figura 6.7 e na Figura 6.8 são apresentados os custos de aplicação das soluções de 
infraestrutura nas 25 mil redes avaliadas, para as três penetrações estudadas, considerando a 
Alternativa 1 (sem desmembramento). São apresentados o custo médio e o 95º percentil entre 
os cenários e as redes com violação na Figura 6.7, e o valor médio e o 95º percentil aproximado 
necessário para atender cada veículo elétrico nas redes secundárias na Figura 6.8. As tabelas 
com os resultados são apresentadas no Apêndice B.2. 
 
 





Figura 6.7 – Custo das soluções de infraestrutura da Alternativa 1 respeitando as práticas recomendadas. 
 
 
Figura 6.8 – Custo por VE das soluções de infraestrutura da Alternativa 1 respeitando as práticas 
recomendadas. 
 
As práticas recomendadas reduzem consideravelmente o custo das soluções de 
infraestrutura, principalmente na Faixa 7 onde existe o maior número de instalações de 
eletropostos e a redução foi de até 60%. A tendência verificada na Seção 6.1 de o custo da 
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solução ser maior com o aumento do número de consumidores e o custo da solução por 
eletroposto instalado ser menor também com o aumento do número de consumidores é 
confirmado. 
Para a penetração de 30%, a porcentagem de cenários com custo nulo é elevada de 
59,96% para 86,07% na Faixa 1 e reduzida de 4,97% para 40,09% na a Faixa 7. O 95º percentil 
do custo da solução por cenário violado é de R$ 5.740,05 na Faixa 1 e R$ 11.367,07 na Faixa 7. 
O 95º percentil do custo de solução por VEP nos cenários violados é reduzido de R$ 2.950,42 
para R$ 1.420,01 na Faixa 1 e de R$ 984,61 para R$ 500,44 na Faixa 7. 
Na Figura 6.9 e na Figura 6.10 são apresentados custos de aplicação da 
Alternativa 2 (com desmembramento) e respeitando as práticas recomendadas. Os resultados 
novamente desconsideram os custos de solução nulos. 
 
 





Figura 6.10 – Custo por VE das soluções de infraestrutura da Alternativa 2 respeitando as práticas 
recomendadas. 
 
O desmembramento preliminar da Alternativa 2 somente é feito caso o cenário 
simulado tenha apresentado alguma violação, portanto, a porcentagem de cenários com custo 
nulo é idêntica à da Alternativa 1. Assim como na subseção anterior, a variação do custo da 
solução entre as faixas de consumidores é pequena pois o valor do desmembramento e fixo para 
cada transformador e o desmembramento do circuito mitiga preliminarmente os aspectos 
técnicos. A pequena variação do custo da solução entre as faixas de consumidores faz com que 
o custo por VEP seja menor com o aumento do número de consumidores, e consequentemente 
da quantidade de eletropostos instalados, nas redes secundárias. 
O 95º percentil do custo da solução por cenário violado é de R$ 9.305,67 na Faixa 1 
e R$ 13.608,96 na Faixa 7. Ao se comparar os custos obtidos com as premissas iniciais de 
estudo e as práticas recomendadas, observa-se que o 95º percentil do custo de solução por VEP 
nos cenários violados é elevado de R$ 3.974,53 para R$ 4.239,01 na Faixa 1, devido à menor 
diluição dos custos uma vez que a quantidade de consumidores bifásicos/trifásicos para 
alocação de todos os eletropostos definidos é menor. E o percentil do custo é reduzido de 
R$ 964,64 para R$ 709,29 na Faixa 7. 
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Na Tabela 6.3 é apresentada a soma do custo médio nos 200 cenários analisados 
para adequação de todas as redes secundárias estudadas respeitando as práticas recomendadas, 
a formula de cálculo é dado por (6.1). 
 
Tabela 6.3 – Custo das soluções de infraestrutura para adequação de todas as redes estudadas respeitando 
as práticas recomendadas. 
Penetração Alternativa 1 [milhões R$] Alternativa 2 [milhões R$] 
10% 3,02 13,06 
20% 14,24 38,86 
30% 35,42 72,17 
 
A utilização de eletropostos bifásicos e principalmente a elevação do tap do 
regulador de tensão do transformador da subestação para 1,03 pu, diminui drasticamente o custo 
de adequação para todas as redes secundárias estudadas. Para a penetração de 10%, o custo total 
das soluções diminuiu de R$ 24,73 milhões de reais para R$ 3,02 milhões de reais na 
Alternativa 1 e de R$ 55,85 milhões de reais para R$ 13,06 milhões de reais na Alternativa 2. 
Para 20% de penetração, o custo total da Alternativa 1 apresenta uma diminuição de 
R$ 67,85 milhões de reais para R$ 14,24 milhões de reais e o custo total da Alternativa 2 
diminui de R$ 116,84 milhões de reais para R$ 38,86 milhões de reais. Para a penetração de 
30%, o custo total para adequação de todas as redes estudadas utilizando a Alternativa 1 diminui 
de R$ 121,43 milhões de reais para R$ 35,42 milhões de reais e utilizando a Alternativa 2 
diminui de R$ 175,42 milhões para R$ 72,17 milhões de reais. 
6.3 Análise do Custo por Tipo de Solução 
Na Tabela 6.4 e na Tabela 6.5 são apresentados, respectivamente, os resultados de 
custo por rede secundária com violação da substituição do transformador e do 
recondutoramento da Alternativa 1 respeitando as práticas recomendadas – somente 
eletropostos bifásicos e regulador de tensão da subestação ajustado em 1,03 pu. São 
apresentados a porcentagem dos cenários que indicam custo nulo, o custo médio das soluções 




Tabela 6.4 – Custo por rede secundária com violação da substituição do transformador da Alternativa 1 




com custo nulo 
Custo médio [R$] 95º percentil de 
custo [R$] 
10% 99,60% 4.783,04 5.531,70 
20% 93,59% 5.007,95 5.531,70 
30% 83,48% 5.208,16 6.522,78 
 
Tabela 6.5 – Custo do recondutoramento da Alternativa 1 por rede secundária com violação respeitando 




com custo nulo 
Custo médio [R$] 95º percentil de 
custo [R$] 
10% 93,88% 1.584,96 4.720,63 
20% 84,96% 1.512,28 3.705,06 
30% 73,25% 1.885,23 4.761,01 
 
A substituição do transformador é necessária em uma quantidade menor de cenários 
do que o recondutoramento, principalmente porque a sobrecarga do transformador é um aspecto 
técnico menos restritivo em comparação aos demais. Entretanto, quando a substituição do 
transformador é necessária, o custo total da solução é drasticamente elevado visto que o custo 
da substituição do transformador é em média de R$ 5.000,00. 
Na Tabela 6.6 e na Tabela 6.7 são apresentados os resultados para a Alternativa 2. 
Os resultados do desmembramento de circuito são considerados como sendo o valor da 
instalação do novo transformador e o da substituição do transformador existente, quando 
aplicável. Para a Alternativa 2, o recondutoramento ocorre nos casos em que mesmo após o 
desmembramento, é necessário realizar a substituição de condutores por sobrecarga ou 
subtensão. São apresentados a porcentagem dos cenários que indicam custo nulo, o custo médio 
das soluções desconsiderando os custos nulos e o 95º percentil da solução desconsiderando os 
custos nulos. 
 
Tabela 6.6 – Custo por rede secundária com violação do desmembramento do circuito da Alternativa 2 




com custo nulo 
Custo médio [R$] 95º percentil de 
custo [R$] 
10% 93,51% 7.185,08 8.522,78 
20% 80,24% 7.010,45 8.522,78 




Tabela 6.7 – Custo por rede secundária com violação do recondutoramento da Alternativa 2 respeitando 




com custo nulo 
Custo médio [R$] 95º percentil de 
custo [R$] 
10% 96,68% 1.114,15 3.211,36 
20% 91,00% 1.250,35 2.977,04 
30% 82,94% 1.657,91 3.996,29 
 
O desmembramento do circuito é a solução mais cara considerada neste trabalho, 
sendo que a média do custo do desmembramento quando necessário é de R$ 7.000,00. O custo 
médio do recondutoramento diminui da Alternativa 1 para a Alternativa 2, de fato o 
desmembramento do circuito mitiga inicialmente a sobrecarga de condutores e a violação de 
tensão, diminuindo os gastos necessários com o posterior recondutoramento. 
6.4 Comparação dos Custos com uma Previsão de 
Faturamento 
Embora os custos de readequação das redes possam ser elevados, é necessário 
considerar o aumento do faturamento das concessionárias com a recarga dos VEPs. A Tabela 
6.8 apresenta uma comparação dos custos totais apresentados nas Seções 6.1 e 6.2 e o aumento 
do faturamento total considerando apenas a Tarifa de Uso do Sistema de Distribuição (TUSD), 
e o TUSD juntamente com a tarifa de energia elétrica (TE). Neste trabalho, o aumento do 
faturamento com a recarga de VEPs é obtida com o produto do número de VEPs instalados nas 
25 mil redes, o consumo médio mensal de cada VEP (30 x 9 kWh = 270 kWh) e a tarifa (TUSD 
ou TUSD + TE). Os valores do TUSD e da TE são considerados R$ 0,229/kWh e 
R$ 0,488/kWh, respectivamente, conforme Cartilha da ABRADEE 2016 [33]. 
Tabela 6.8 – Comparação entre os custos totais para adequação de todas as redes estudadas e o 
faturamento adicional decorrente da utilização dos VEPs. 
Penetração 









Resultados utilizando as premissas iniciais 
10% 24,73 55,85 6,64 20,80 
20% 67,85 116,84 13,28 41,57 
30% 121,43 175,42 19,92 62,36 
Resultados utilizando as práticas recomendadas 
10% 3,02 13,06 6,22 19,48 
20% 14,24 38,86 11,49 35,98 




Os resultados mostram que o aumento do faturamento com a recarga de VEPs pode 
justificar os investimentos realizados nas redes, sendo que o investimento pode ser ressarcido 
em menos de um ano no pior dos casos. Vale ressaltar que o aumento do faturamento 
apresentado é o valor bruto do aumento do faturamento, para estimar com maior exatidão o 
tempo do ressarcimento é necessário considerar a margem de lucro das concessionárias. 
6.5 Considerações Parciais 
Neste capítulo foram apresentados os custos atrelados à aplicação da metodologia 
de solução proposta em mais de 25 mil redes brasileiras reais. Foi estimado o investimento 
necessário para absorver penetrações de 10%, 20% e 30% de veículos elétricos em redes 
secundárias considerando as duas alternativas de solução propostas. 
Como esperado, o aumento da penetração de veículos elétricos eleva o investimento 
necessário para atender a crescente penetração. Adicionalmente, redes secundárias que 
apresentam violação e possuem um maior número de consumidores apresentam um valor total 
de solução mais elevado, entretanto, se o valor do investimento for ponderado pela quantidade 
de veículos elétricos atendidos, o investimento necessário por VEP decresce com o aumento do 
número de consumidores. A elevação do tap do transformador da subestação e o incentivo a 
utilização de eletropostos bifásicos diminui drasticamente os investimentos necessários para 
atendimento dos veículos elétricos. 
O custo da Alternativa 2 (com desmembramento) é maior do que o custo da 
Alternativa 1 na maioria dos casos, contudo, em redes com um elevado número de 
consumidores e em regiões onde não existe a possibilidade da elevação do tap do transformador 
da subestação os custos se aproximam e a Alternativa 2 pode tornar-se viável, principalmente 
se forem consideradas condições futuras de crescimento de carga. 
Considerando que as práticas recomendadas sejam adotadas (carregamento bifásico 
ou trifásico, e elevação da tensão da subestação), o maior valor do 95º percentil para o custo 
por cenário violado é de R$ 13.608,96 para a penetração de 30% em redes secundárias com 
mais de 70 consumidores. Quanto aos custos por veículo elétrico, quanto maior o nível de 
penetração, mais diluídos são os custos, que em média, variam de cerca R$ 200,00 a 
R$ 1.200,00 para a Alternativa 1, e de cerca de R$ 500,00 a R$ 5.000,00 para a Alternativa 2, 
considerando as práticas recomendadas. Para as premissas iniciais, os custos variam em média 
de cerca de R$ 400,00 a R$ 1.900,00 para a Alternativa 1 e de cerca de R$ 500,00 a R$ 5.000,00 
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para a Alternativa 2. Ao analisar os custos da substituição de transformador e do 
recondutoramento separadamente, nota-se que o custo da substituição de transformador é maior 
que de recondutoramento. Contudo ressalta-se que o custo não considera que o transformador 
substituído pode ser reaproveitado, mas apenas contabiliza o custo de um transformador novo. 
O custo total para adequação de todas as 25 mil redes estudadas neste trabalho varia de cerca 
de R$ 25 milhões de reais a R$ 175 milhões de reais considerando as premissas iniciais e varia 





Nesta dissertação de mestrado, foi proposta e aplicada uma metodologia para 
estimar as alterações de infraestrutura e os investimentos necessários para contrapor os 
impactos técnicos provocados pela conexão massiva de veículos elétricos em redes de 
distribuição secundárias, sem um controle direto da recarga por parte da concessionária. Foram 
estudadas 25 mil redes secundárias brasileiras reais consideradas críticas por não serem capazes 
de atender a penetração de 30% de veículos elétricos sem que haja violação de aspectos 
técnicos. 
Foram apresentados algoritmos para a aplicação de soluções de infraestrutura nas 
redes com sobrecarga de condutor, sobrecarga de transformador ou violação de tensão. O 
primeiro grupo de soluções desconsidera o desmembramento do circuito (identificado como 
‘Alternativa 1’ ao longo da dissertação) e o segundo considera o desmembramento (identificado 
como ‘Alternativa 2’ ao longo do trabalho). Além de agrupar as soluções em função do 
desmembramento, agrupou-se também em função de premissas de recarga em função do 
número de fases dos eletropostos e da tensão na subestação. Para cada um desses grupos, a 
substituição do transformador por um equipamento de maior potência nominal foi definida 
como solução base para a sobrecarga dos transformadores e o recondutoramento foi definido 
como solução base para a sobrecarga de condutores. O recondutoramento também foi 
estabelecido como solução base para a violação da magnitude de tensão nos consumidores. A 
elevação do tap do transformador na subestação também foi investigada objetivando a solução 
dos problemas de subtensão. 
Como principais conclusões deste trabalho, destacam-se: 
• A utilização de somente eletropostos bifásicos e trifásicos (ao invés de monofásicos, 
bifásicos e trifásicos) aumenta a sobrecarga nos transformadores de distribuição, 
visto que a potência dos eletropostos bifásicos é maior do que a potência de 
eletropostos monofásicos. Entretanto, a utilização desses eletropostos diminui o 
desequilíbrio e diminui a sobrecarga de condutores, dado que apesar da maior 
potência a corrente da recarga é dividida entre duas fases. 
• Para a mitigação da violação da magnitude de tensão, a elevação do tap da 
subestação é a solução mais efetiva e barata, desde que o transformador da 
subestação possua esta capacidade. A instalação de regulador de tensão de média 
103 
 
para baixa tensão, apesar do alto custo, é efetiva em redes com grandes 
transformadores de distribuição e redes com muitos consumidores. Principalmente 
considerando os gastos relacionados à violação de tensão e possíveis processos ou 
multas que a concessionária pode ser submetida.  
• O recondutoramento é eficaz na solução de problemas de subtensão em redes com 
poucos consumidores e em situações em que regiões específicas da rede secundária 
apresentam problemas. 
• A sobrecarga de condutores e transformadores apresentam soluções bem definidas 
e específicas. A substituição dos transformadores por equipamentos de maior 
potência e o recondutoramento são as soluções indicadas para a mitigação, 
respectivamente, da sobrecarga de transformadores e condutores.  
• O desmembramento do circuito apresentou bom desempenho na mitigação das 
sobrecargas, entretanto, o alto custo envolvido na instalação de um novo 
transformador e a possível necessidade de realocação do transformador existente 
diminuem sua efetividade. 
• As perdas elétricas são um aspecto técnico inerente aos sistemas elétricos, mas que 
devem ser reduzidas para uma melhor operação do sistema, a mitigação das perdas 
elétricas neste trabalho foi considerada um resultado secundário das demais 
soluções. Em penetrações inferiores a 20% o desmembramento do circuito foi a 
solução com maior eficácia, a partir de 20% de penetração o recondutoramento 
passou a apresentar o melhor desempenho de diminuição das perdas em relação ao 
investimento feito. 
• As soluções de infraestrutura, prática que faz parte do dia a dia das concessionárias 
e que são largamente aplicadas a partir de normas específicas, são capazes de 
viabilizar a utilização de eletropostos de recargas de VEPs nos horários mais críticos 
do dia sem a necessidade de um controle direto das recargas por parte das 
concessionárias. 
• Como esperado, o aumento da penetração de veículos elétricos eleva o investimento 
necessário para atender a carga. Adicionalmente, redes secundárias com violações e 
que possuam um maior número de consumidores apresentam um custo de solução 
mais elevado. Entretanto, se o valor do investimento for ponderado pela quantidade 
de veículos elétricos atendidos, o investimento necessário por VE decresce com o 
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aumento do número de consumidores. A elevação do tap do transformador da 
subestação e o incentivo a utilização de eletropostos bifásicos diminuem 
drasticamente os investimentos necessários para atendimento dos veículos elétricos. 
• O custo da Alternativa 2 (com desmembramento) é maior do que o custo da 
Alternativa 1 na maioria dos casos. Contudo, em redes com um elevado número de 
consumidores e em regiões que não existe a possibilidade da elevação do tap do 
transformador da subestação, os custos se aproximam e a Alternativa 2 torna-se 
viável, principalmente se for considerado um planejamento futuro que objetive 
atender o crescimento de carga. 
• Quanto aos custos médios por veículo elétrico, quanto maior o nível de penetração, 
mais diluídos são os custos, que variam de cerca R$ 200,00 a R$ 1.900,00 para 
soluções que não envolvam desmembramento (apenas recondutoramento e 
substituição de transformadores), e de cerca de R$ 500,00 a R$ 5.000,00 para 
soluções que envolvam desmembramento. Ao analisar os custos da substituição de 
transformador e do recondutoramento separadamente, nota-se que no total o custo 
da substituição de transformador é maior que de recondutoramento. 
• O custo total para adequação de todas as 25 mil redes estudadas neste trabalho varia 
de cerca de R$ 25 milhões de reais a R$ 175 milhões de reais considerando as 
premissas iniciais, listadas na Seção 5.1, e varia de cerca de R$ 3 milhões de reais a 
R$ 70 milhões de reais respeitando as práticas recomendadas, listadas na Seção 5.2. 
• Embora os custos de readequação das redes para mitigar os impactos técnicos 
causados pelos VEs possam parecer elevados, o aumento do faturamento justifica 
tais adaptações. 
 
Por fim, na Tabela 7.1 é apresentado o resumo da eficácia das soluções de 
infraestrutura em relação ao seu custo investido. 
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Tabela 7.1 – Eficácia das soluções de infraestrutura em relação ao custo investido. 
Principais soluções Custo 









Elevação do tap do 
regulador de tensão da 
subestação 




$$$ Baixa Alta Desprezível Baixa 
Recondutoramento $-$$$ Média Desprezível Alta Média-Alta* 
Desmembramento de 
circuito $$$$ Baixa Alta Média Alta-Média* 
Instalação de regulador 
de tensão de média para 
baixa tensão 
$$$$ Alta Desprezível Desprezível Desprezível 
* para penetração menor que 20% o desmembramento mostrou-se a melhor solução; para penetração maior que 20% o recondutoramento é a 
melhor solução 
 
7.1 Sugestões para Trabalhos Futuros 
Como sugestão para trabalhos futuros, entende-se que é possível avaliar o efeito da 
tarifa branca, recarga inteligente, e do maior uso de recargas rápidas nos impactos técnicos e, 
consequentemente, nos custos de solução. Outras melhorias consistem no aprimoramento dos 
algoritmos de Monte Carlo permitindo que as simulações sejam realizadas em menos tempo. 
Por exemplo, ao invés de realizar o fluxo de potência referente a um cenário de 24 horas para 
verificar se determinada solução resolve determinado impacto técnico, deve-se avaliar se é 
possível realizar um fluxo de potência para a pior condição de carregamento. 
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APÊNDICE A – CUSTO DAS SOLUÇÕES DE 
INFRAESTRUTURA INDIVIDUAIS 
Este apêndice apresenta os valores de cada solução a partir dos custos individuais 
de cada item integrante da solução. Os valores são divididos em: (i) materiais principais – 
transformadores ou cabos e (ii) serviços de instalação. 
A.1 Transformadores de Distribuição 
A substituição do transformador de distribuição por um equipamento de maior 
potência é a solução definida para mitigar a sobrecarga do transformador. Na Tabela A.1 são 
apresentados os valores dos equipamentos de acordo com sua potência nominal, o valor do 
serviço de instalação e o valor total da solução de acordo com a potência nominal do 
equipamento instalado. 
Tabela A.1 – Valores dos transformadores de distribuição. 
Potência [kVA] Valor do 
equipamento [R$] 
Valor do serviço de 
instalação [R$] Valor Total [R$] 
15,0 1.755,17 2.090,28 3.845,45 
30,0 2.132,41 2.090,28 4.222,69 
45,0 2.435,64 2.090,28 4.525,92 
75,0 3.441,42 2.090,28 5.531,70 
112,5 4.432,50 2.090,28 6.522,78 
150,0 5.198,57 2.090,28 7.288,85 
 
O valor do serviço de instalação de transformadores de distribuição consiste em: 
1. Trabalho de três eletricistas e um caminhão com capacidade de 11 toneladas, com 
guindauto de capacidade mínima de 12 toneladas, para substituir o transformador 
definido; 
2. Trabalho de três eletricistas e um caminhão ¾ com capacidade de 8 toneladas com 
equipamento cesta aérea protegida para conectar os cabos aos bornes do 
transformador. 
Assim, o custo total da substituição do transformador é igual ao valor do 
equipamento que será instalado mais o serviço de instalação, por exemplo, a substituição de um 
transformador de 30,0 kVA por um equipamento de 45,0 kVA possui um custo total de 
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R$ 4.525,92 sendo que R$ 2.435,64 é o valor do novo transformador de 45,0 kVA e 
R$ 2.090,28 é o valor do serviço de substituição do equipamento. 
A.2 Cabos Multiplex para Ramos de Distribuição 
A substituição dos condutores (recondutoramento) dos ramos de distribuição por 
condutores de maior capacidade de corrente e menores resistências é a solução definida para 
mitigar a sobrecarga de condutores e a violação da magnitude de tensão mínima. Na Tabela 
A.2, Tabela A.3 e Tabela A.4 são apresentados os custos de solução para ramos de distribuição 
trifásicos, bifásicos e monofásicos respectivamente. O custo dos condutores é baseado em sua 
bitola (diâmetro da seção transversal), são apresentados o custo do condutor, o custo variável 
do serviço de instalação e o custo fixo do serviço de instalação dos condutores. 
Tabela A.2 – Valores dos cabos Quadruplex. 
Bitola [mm²] Valor do cabo [R$/m] 
Valor variável do serviço 
de instalação [R$/m] 
Valor fixo do serviço de 
instalação [R$] 
10 3,34 15,60 219,00 
16 4,34 15,60 219,00 
25 6,44 15,60 219,00 
35 8,94 15,60 219,00 
50 11,62 15,60 219,00 
70 16,27 15,60 219,00 
95 20,94 15,60 219,00 
120 24,77 15,60 219,00 
150 34,44 15,60 219,00 
185 42,48 15,60 219,00 
 
Tabela A.3 – Valores dos cabos Triplex. 
Bitola [mm²] Valor do cabo [R$/m] 
Valor variável do serviço 
de instalação [R$/m] 
Valor fixo do serviço de 
instalação [R$] 
10 2,61 15,60 219,00 
16 2,85 15,60 219,00 
25 5,12 15,60 219,00 
35 6,16 15,60 219,00 
50 8,55 15,60 219,00 
70 13,02 15,60 219,00 
95 17,67 15,60 219,00 
120 22,31 15,60 219,00 
150 27,89 15,60 219,00 




Tabela A.4 – Valores dos cabos Duplex. 
Bitola [mm²] Valor do cabo [R$/m] 
Valor variável do serviço 
de instalação [R$/m] 
Valor fixo do serviço de 
instalação [R$] 
10 1,84 15,60 219,00 
16 2,17 15,60 219,00 
25 3,31 15,60 219,00 
35 4,95 15,60 219,00 
50 5,78 15,60 219,00 
70 9,29 15,60 219,00 
95 12,61 15,60 219,00 
120 15,93 15,60 219,00 
150 19,91 15,60 219,00 
185 24,55 15,60 219,00 
 
O valor variável do serviço de recondutoramento consiste na parcela do custo de 
serviço que varia de acordo com o comprimento do ramo de distribuição substituído: 
1. Trabalho de três eletricistas e um caminhão com capacidade de 11 toneladas, com 
guindauto de capacidade mínima de 12 toneladas, para substituir dos condutores 
multiplex definidos; 
2. Trabalho de três eletricistas e um caminhão ¾ com capacidade de 8 toneladas com 
equipamento cesta aérea protegida como equipe de apoio à equipe anterior. 
O valor fixo do serviço de recondutoramento é equivale ao trabalho de três 
eletricistas e um caminhão ¾ com capacidade de 8 toneladas com equipamento cesta aérea 
protegida para tracionar e encabeçar os cabos multiplex instalados. 
Assim, o custo total do recondutoramento de um ramo de distribuição é igual ao 
valor do condutor que será instalado mais o serviço de instalação, por exemplo, a instalação de 
um cabo quadruplex de 50 mm² em um ramo de 30 metros possui um custo total de R$ 1.035,60 
sendo que R$ 348,60 é o valor do novo condutor, R$ 468,00 é o valor variável do serviço de 




APÊNDICE B – RESULTADOS ASSOCIADOS AOS 
CUSTOS 
No capítulo 6, os resultados associados aos custos das soluções empregadas foram 
apresentados de forma gráfica. Neste apêndice, os resultados associados aos custos são 
apresentados numericamente na forma de tabelas. 
B.1 Custos para Premissas Iniciais de Estudo 
Na Tabela B.1, Tabela B.2 e Tabela B.3 são apresentados os custos das soluções 
empregadas considerando as premissas iniciais de estudo e a Alternativa 1 de soluções de 
infraestrutura. São apresentados a porcentagem de cenários com custo nulo, ou seja, cenários 
em que não foram necessárias soluções, o custo médio e o 95º percentil do custo de solução dos 
cenários e o custo médio e o 95º percentil do custo ponderado pela quantidade de VEP 
instalados. Na Tabela B.4, Tabela B.5 e Tabela B.6 são apresentados os custos das soluções 
considerando as premissas iniciais de estudo e a Alternativa 2. 
 
Tabela B.1 – Custo das soluções de infraestrutura da Alternativa 1 com 10% de penetração para as 
premissas iniciais de estudo. 
Faixa 
Porcentagem 





de custo [R$] 
Custo médio 
por VEP [R$] 
95º percentil 
de custo por 
VEP [R$] 
Faixa 1 88,63% 2.847,61 8.824,54 1.878,79 6.100,57 
Faixa 2 84,46% 2.779,17 7.974,84 1.078,29 3.159,34 
Faixa 3 76,88% 2.875,49 7.896,44 791,98 2.193,57 
Faixa 4 69,23% 3.241,31 8.691,86 720,45 1.944,17 
Faixa 5 59,45% 3.463,65 9.094,31 624,22 1.637,40 
Faixa 6 53,55% 3.726,59 9.874,42 579,10 1.528,83 




Tabela B.2 – Custo das soluções de infraestrutura da Alternativa 1 com 20% de penetração para as 
premissas iniciais de estudo. 
Faixa 
Porcentagem 





de custo [R$] 
Custo médio 
por VEP [R$] 
95º percentil 
de custo por 
VEP [R$] 
Faixa 1 75,33% 3.259,29 10.350,96 1.174,77 3.919,59 
Faixa 2 62,71% 3.438,76 10.220,12 660,81 1.981,62 
Faixa 3 50,28% 3.864,68 10.809,27 541,76 1.519,94 
Faixa 4 38,38% 4.601,39 12.370,07 508,65 1.371,18 
Faixa 5 27,89% 5.140,53 13.153,46 466,09 1.189,36 
Faixa 6 22,36% 5.923,21 15.179,12 454,44 1.160,16 
Faixa 7 15,86% 7.872,26 21.354,17 455,04 1.177,13 
 
Tabela B.3 – Custo das soluções de infraestrutura da Alternativa 1 com 30% de penetração para as 
premissas iniciais de estudo. 
Faixa 
Porcentagem 





de custo [R$] 
Custo médio 
por VEP [R$] 
95º percentil 
de custo por 
VEP [R$] 
Faixa 1 59,96% 3.687,64 11.731,56 900,10 2.950,42 
Faixa 2 39,48% 4.250,60 12.801,56 543,05 1.632,31 
Faixa 3 26,52% 5.024,54 13.523,21 473,09 1.274,77 
Faixa 4 16,91% 6.111,84 15.269,04 448,25 1.120,24 
Faixa 5 10,42% 7.224,24 16.999,79 438,12 1.027,12 
Faixa 6 8,08% 8.512,11 19.140,46 434,73 977,36 
Faixa 7 4,97% 11.609,76 26.249,56 448,70 984,21 
 
Tabela B.4 – Custo das soluções de infraestrutura da Alternativa 2 com 10% de penetração para as 
premissas iniciais de estudo. 
Faixa 
Porcentagem 





de custo [R$] 
Custo médio 
por VEP [R$] 
95º percentil 
de custo por 
VEP [R$] 
Faixa 1 88,63% 7.177,09 10.036,81 4.763,92 8.522,78 
Faixa 2 84,46% 7.054,74 9.862,62 2.734,04 4.193,84 
Faixa 3 76,88% 7.210,45 10.307,81 1.989,49 2.971,80 
Faixa 4 69,23% 7.386,06 10.806,45 1.648,09 2.432,93 
Faixa 5 59,45% 7.676,56 11.311,54 1.385,14 2.057,88 
Faixa 6 53,55% 8.081,30 12.033,93 1.256,22 1.876,99 
Faixa 7 44,64% 8.995,91 13.777,03 1.049,26 1.657,55 
 
Tabela B.5 – Custo das soluções de infraestrutura da Alternativa 2 com 20% de penetração para as 
premissas iniciais de estudo. 
Faixa 
Porcentagem 





de custo [R$] 
Custo médio 
por VEP [R$] 
95º percentil 
de custo por 
VEP [R$] 
Faixa 1 75,33% 7.314,56 10.647,82 2.741,14 6.458,11 
Faixa 2 62,71% 7.314,81 10.886,35 1.412,05 2.178,18 
Faixa 3 50,28% 7.558,37 11.531,79 1.062,96 1.632,13 
Faixa 4 38,38% 7.994,68 12.596,38 884,89 1.395,61 
Faixa 5 27,89% 8.542,57 13.566,12 776,11 1.232,56 
Faixa 6 22,36% 9.226,06 14.926,52 709,11 1.145,50 




Tabela B.6 – Custo das soluções de infraestrutura da Alternativa 2 com 30% de penetração para as 
premissas iniciais de estudo. 
Faixa 
Porcentagem 





de custo [R$] 
Custo médio 
por VEP [R$] 
95º percentil 
de custo por 
VEP [R$] 
Faixa 1 59,96% 7.474,78 11.567,22 1.898,39 3.974,53 
Faixa 2 39,48% 7.639,13 12.073,52 981,18 1.562,97 
Faixa 3 26,52% 8.080,90 13.123,47 762,78 1.237,44 
Faixa 4 16,91% 8.901,82 14.990,33 653,74 1.098,43 
Faixa 5 10,42% 9.748,54 16.473,07 592,38 999,53 
Faixa 6 8,08% 10.853,40 18.634,38 554,45 950,22 
Faixa 7 4,97% 13.333,51 25.525,83 516,61 962,00 
 
B.2 Custos Respeitando Práticas Recomendadas 
Na Tabela B.7, Tabela B.8 e Tabela B.9 são apresentados: a porcentagem de 
cenários com custo nulo, a média do custo das soluções por cenário, o 95º do custo das soluções 
por cenário, a média do custo das soluções por VEP e o 95º percentil do custo das soluções por 
VEP considerando as práticas recomendadas e a Alternativa 1 (sem desmembramento). Na 
Tabela B.10, Tabela B.11 e Tabela B.12 são apresentados os custos considerando as premissas 
recomendadas e a Alternativa 2 (com desmembramento). 
 









de custo [R$] 
Custo médio 
por VEP [R$] 
95º percentil 
de custo por 
VEP [R$] 
Faixa 1 96,87% 1.871,22 6.452,87 1.270,51 4.525,92 
Faixa 2 96,81% 1.686,87 5.300,86 659,57 2.218,51 
Faixa 3 95,71% 1.689,87 4.909,39 465,42 1.447,18 
Faixa 4 94,55% 1.833,26 5.329,53 402,05 1.132,33 
Faixa 5 91,60% 1.841,83 4.853,36 330,40 905,18 
Faixa 6 87,86% 1.796,25 5.531,70 277,88 790,24 













de custo [R$] 
Custo médio 
por VEP [R$] 
95º percentil 
de custo por 
VEP [R$] 
Faixa 1 92,73% 1.505,18 4.952,08 564,28 1.896,33 
Faixa 2 91,33% 1.711,97 4.675,88 335,68 1.055,67 
Faixa 3 86,95% 2.306,86 4.942,36 320,23 735,92 
Faixa 4 77,14% 2.848,65 5.531,70 325,26 646,56 
Faixa 5 68,88% 2.793,34 6.802,92 268,44 625,67 
Faixa 6 59,80% 3.641,12 7.181,73 291,39 585,64 
Faixa 7 53,90% 3.190,58 7.871,86 198,25 517,00 
 









de custo [R$] 
Custo médio 
por VEP [R$] 
95º percentil 
de custo por 
VEP [R$] 
Faixa 1 86,07% 1.831,26 5.740,05 446,03 1.420,04 
Faixa 2 79,34% 2.442,16 5.867,63 315,85 779,17 
Faixa 3 66,14% 3.265,22 6.212,31 315,55 606,85 
Faixa 4 56,84% 3.716,98 7.272,81 291,91 565,74 
Faixa 5 47,04% 4.472,44 8.120,66 296,79 549,28 
Faixa 6 46,16% 4.437,34 8.733,77 258,56 529,90 
Faixa 7 40,09% 5.074,40 11.367,07 220,32 500,44 
 
Tabela B.10 – Custo das soluções de infraestrutura da Alternativa 2 com 10% de penetração respeitando 
as práticas recomendadas. 
Faixa 
Porcentagem 





de custo [R$] 
Custo médio 
por VEP [R$] 
95º percentil 
de custo por 
VEP [R$] 
Faixa 1 96,87% 7.431,94 9.706,21 5.092,19 8.940,14 
Faixa 2 96,81% 7.279,19 9.288,85 2.794,15 4.437,01 
Faixa 3 95,71% 7.404,20 9.639,67 2.034,02 2.972,70 
Faixa 4 94,55% 7.415,86 9.722,51 1.643,18 2.247,03 
Faixa 5 91,60% 7.532,67 9.874,41 1.350,16 1.818,88 
Faixa 6 87,86% 7.810,08 9.948,65 1.203,66 1.556,03 
Faixa 7 78,95% 8.575,85 11.039,08 958,38 1.295,25 
 
Tabela B.11 – Custo das soluções de infraestrutura da Alternativa 2 com 20% de penetração respeitando 
as práticas recomendadas. 
Faixa 
Porcentagem 





de custo [R$] 
Custo médio 
por VEP [R$] 
95º percentil 
de custo por 
VEP [R$] 
Faixa 1 92,73% 7.426,54 9.336,86 3.093,29 7.949,06 
Faixa 2 91,33% 7.278,34 9.340,62 1.424,50 1.985,32 
Faixa 3 86,95% 7.079,26 9.092,29 999,69 1.355,80 
Faixa 4 77,14% 7.071,02 9.212,30 809,24 1.090,80 
Faixa 5 68,88% 7.450,42 9.712,62 713,32 945,80 
Faixa 6 59,80% 7.728,33 10.055,47 627,58 877,74 




Tabela B.12 – Custo das soluções de infraestrutura da Alternativa 2 com 30% de penetração respeitando 
as práticas recomendadas. 
Faixa 
Porcentagem 





de custo [R$] 
Custo médio 
por VEP [R$] 
95º percentil 
de custo por 
VEP [R$] 
Faixa 1 86,07% 7.323,88 9.305,67 2.000,23 4.239,01 
Faixa 2 79,34% 7.132,70 9.357,96 938,66 1.330,33 
Faixa 3 66,14% 6.987,52 9.153,66 679,32 918,04 
Faixa 4 56,84% 7.357,15 9.740,10 582,30 798,38 
Faixa 5 47,04% 7.759,59 10.345,02 525,70 770,18 
Faixa 6 46,16% 8.381,30 11.228,25 494,17 745,85 
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